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РЕФЕРАТ 
 
Выпускная квалификационная работа по теме «Технология строительства 
наклонно-направленных скважин с горизонтальным окончанием на площадях  
Ванкорского и Юрубчено-Тохомской месторождения с целью повышения 
коэффициента нефтедобычи» содержит 77 страниц текстового документа, 25 
таблиц, 11 рисунков, 2 графика, 5 схем и 18 использованных источников. 
Объекты исследования – Ванкорское и Юрубчено-Тохомское 
месторождения. 
Цель исследования:  Провести анализ конструкции скважин на данных 
месторождениях и предложить соответствующие конструкции скважин для 
них. В соответствии с геолого-техническими условиями проводки скважин на 
этих месторождениях проанализировать возможность бурения на 
несбалансированном давлении, предложить плотности бурового раствора для 
бурения на несбалансированных давлениях, с возможным использованием 
аэрированных буровых растворов. 
Низкие градиенты пластовых давлений, равные гидростатическим и ниже 
в продуктивных пластах на обоих месторождениях заставляют искать пути 
бурения скважин на несбалансированном бурении. В результате исключаются 
гидравлические сопротивления бурового раствора из общего гидравлического 
баланса  скважины с сохранением гидростатического равновесия столба 
бурового раствора с пластовым давлением.  В результате чего уменьшается 
загрязнения коллектора, повышается коэффициент нефтеотдачи, уменьшаются 
риски поглощений и гидроразрывов в скважине.  
Задачи исследования: 
1. Разобрать принципы конструирования скважин на Ванкорсом и 
Юрубчано-Тахомсом месторождениях. 
2. Проанализировать метод бурения скважин с использованием 
технологии несбалансированного давления и частного его случая – бурения с 
использованием аэрированного раствора. 
3. Затронуть проблему несовершенства современных схем разработки 
месторождения и предложить концепцию новой схемы разработки 
месторождений. 
В результате аналитических исследований были рассмотрены Ванкорское 
и Юрубчено-Тохомское месторождения. Исходя из состава и свойства  
коллекторов, были предложены типовые схемы конструирования скважин для 
каждого месторождения. Далее был рассмотрен принцип бурения на 
несбалансированном давлении и проведѐн расчет снижения плотности бурового 
раствора для двух месторождений. Так же  рассмотрен случай использования 
для понижения плотности раствора аэрированную жидкость. В последней части 
работы была затронута проблема несовершенства существующих схем 
разработки месторождений и предложена концепция новой схемы для 
разработки месторождений. 
В итоге были выдвинуты предложения использования бурения на  
несбалансированном давлении и концепция новой схемы разработки.  
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ВВЕДЕНИЕ 
 
Бурения горизонтальных и наклонно-направленных скважин в основном 
используют промывочные растворы на водной основе с плотностью 1080-1120 
кг/м и фактической репрессией на продуктивный пласт до 10,0-12,0 МПа, что 
не соответствует действующим нормативным документам, по которым 
репрессия на вскрываемый горизонт не должна превышать 3,0 МПа. 
Основными проблемами при вскрытии продуктивных пластов в таких условиях 
являются поглощения промывочных жидкостей вследствие гидроразрыва 
пород, дифференциальные прихваты бурильного инструмента, использование 
устаревшего оборудования, снижение продуктивности скважин в результате 
ухудшения фильтрационных свойств пласта. Первичное вскрытие таких 
пластов необходимо производить промывочными растворами пониженной 
плотности. 
Актуальной задачей современной буровой технологии является 
повышение качества вскрытия продуктивных пластов на основе выполнение 
комплекса исследований путей снижения плотности, а также разработки новых 
промывочных растворов, методов их приготовления, регулирования свойств и 
применения в конкретных горно-геологических условиях строительства 
скважин. 
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1 ПРИНЦИПЫ КОНСТРУИРОВАНИЯ СКВАЖИН НА 
ВАНКОРСКОМ И ЮРУБЧЕНО-ТОХОМСКОМ МЕСТОРОЖДЕНИЯХ  
  
1.1 Физико-географическая характеристика Ванкорского 
нефтегазового месторождения 
 
Ванкорское месторождение расположено в Туруханском районе на 
территории Таймырского Долгано-Ненецкого муниципального района 
Красноярского края, на левобережье Большой Хеты, между устьями ее крупных 
притоков - Лодочной и Покойницкой. Ближайший населенный пункт г. Игарка 
находится в 140 км, а районный центр п. Туруханск — в 300 км к юго-западу от 
месторождения. Доставка людей на месторождение осуществляется двумя 
способами: воздушными путями и по зимнику. По воздуху (только на 
вертолѐтах) на Ванкор можно попасть из Игарки, Коротчаева (Новый Уренгой), 
Тарко-Сале. Навигация по зимнику осуществляется с декабря по май. 
Постоянная дорожная сеть в районе месторождения и на прилегающих 
территориях отсутствует. На Ванкоре имеется мобильная связь. Для 
Ванкорского месторождения характерны суровые климатические  и геолого-
технические условия проведения работ: резко-континентальный климат, 
распространение многолетнемерзлых пород, заболоченность пойм; сложные 
гидрологические и геокриологические условия. Месторождение запущено в 
эксплуатацию в августе 2009 года. Размеры продуктивной зоны составляют 
приближенно 32·15 км. Месторождение находится в зоне распространения 
многолетнемерзлых пород.  
 
Таблица 1 – Сведения о районе буровых работ 
Наименование Значение 
1 2 
Площадь (месторождение) Ванкорское 
Административное расположение: 
- республика – область (край) - район 
РФ,Красноярский, 
Туруханский 
Год ввода площади в эксплуатацию 2009 
 2 
Температура воздуха, °С - среднегодовая - наибольшая летняя - 
наименьшая зимняя 
-10 +30 
-57 
Продолжительность отопительного периода в году, сутки 289 
 
 
10 
 
Окончание таблицы 1 
Продолжительность зимнего периода в году, сутки 258 
Азимут преобладающего направления ветра 
Весной и летом - С, СЗ, 
З 
и зимой - Ю, ЮЗ 
Наибольшая скорость ветра, м/с: 25 
Среднегодовое количество осадков, мм 441 
Сейсмичность района нет 
Интервал залегания многолетнемерзлой породы, м 
- кровля - подошва 
 
0-500 
 
Его площадь составляет 416,5 км2. Начальные извлекаемые запасы 
Ванкорского месторождения по состоянию на 1 января 2014 г. составляют 500 
млн. тонн нефти и конденсата, 182 млрд. кубометров газа (природный плюс 
растворенный).  Ванкорское месторождение находится в северо-восточной 
части Западно-Сибирской плиты.  Расположение Ванкорского нефтегазового 
месторождения показано на рисунке 1. 
Нефтегазопродуктивность Ванкорского месторождения связана с 
долганскими, яковлевскими, суходудинскими и нижнехетскими отложениями. 
Глубина залегания пластов составляет от 1,1 км до 2,8 км. На уровне 
нижнехетской свиты Ванкорское поднятие осложнено малоамплитудными 
разломами, смещение по которым не превышает 10 м. Данные разломы 
отчетливо видны на сейсмических профилях. Эффективная нефтенасыщенная 
толщина пластов колеблется от 5,3 м до 19,1 м; эффективная газонасыщенная 
толщина изменяется от 2,9 м до 16,5 м. Суммарная эффективная толщина 
пластов составляет 85,9 м, из них 48 м приходится на нефтенасыщенную часть, 
37,9 м — на газонасыщенную. Пористость объектов составляет от 20 до 27%.  
Его продуктивные горизонты имеют песчано-глинистый состав и 
приурочены к нижнемеловым отложениям нижнехетской (верхний берриас - 
нижний валанжин) и яковлевской (средний апт - средний альб) свит. 
В пределах Ванкорской площади нижнемеловые отложения представлены 
нижнехетской, суходудинской, малохетской, яковлевской свитами и нижней 
частью долгаской свиты. 
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Рисунок 1- Расположение Ванкорского нефтегазового месторождения 
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1.2 Краткое геологическое строение Ванкорского 
месторождения 
 
В настоящее время большинство нефтяных месторождений находится на 
поздней стадии разработки. В связи с этим основным резервом нефтедобычи 
являются месторождения, которые расположены в более суровых 
климатических условиях, имеют сложное многопластовое строение и 
многокомпонентный состав насыщающих флюидов. 
Ванкорское месторождение одно из таких. Разработка месторождения 
ведется наклонно направленными и горизонтальными скважинами. 
В географическом отношении Ванкорское месторождение расположено в 
центральной части Нижне-Енисейской возвышенности на северо-восточной 
окраине Западно-Сибирской плиты. 
Ванкорское месторождение приурочено к одноименной структуре в 
пределах Большехетской структурной террасы, расположено в Пур-Тазовской 
нефтегазоносной области Западно-Сибирской нефтегазоносной провинции. 
Ванкорская площадь расположена на северо-восточной окраине Западно-
Сибирской плиты. В тектоническом строении региона принимают участие 
четыре структурных яруса. Из них три нижних слагают доюрское основание 
плиты и снизу вверх представлены: 
I - глубокометаморфизованными и интенсивно дислоцированными 
магматическими и осадочными породами архейско-нижне- 
среднепротерозойского возраста (кристаллический фундамент); 
II - метаморфизованными преимущественно осадочными отложениями 
верхнего протерозоя, нижнего и среднего палеозоя, которые образуют 
параплатформенный структурный ярус Западно-Сибирской плиты; 
III - вулканогенно-туфогенными и терригенными угленосными 
образованиями карбона, перми, нижнего триаса, которые образуют верхний 
ярус доюрского основания плиты. 
Суммарная толщина отложений II и III структурных ярусов, по 
геофизическим данным, достигает 4-5 км. 
Четвертый ортоплатформенный структурный ярус представлен юрско-
меловыми и кайнозойскими отложениями, залегающими на подстилающих 
доюрских образованиях с резким угловым и стратиграфическим несогласием. 
Это морские, прибрежно-морские и континентальные терригенные отложения с 
ритмичным чередованием преимущественно глинистых и песчанистых толщ. 
Мощность этих отложений в регионе изменяется от 2 до 8 км. 
По поверхности кристаллического фундамента Ванкорская площадь, 
расположена на западном борту Худосейского прогиба. Абсолютные глубины 
до поверхности кристаллического фундамента в пределах площади, по 
материалам сейсмологических исследований, изменяются от - 8,5 до - 12 км. 
По образованиям II и III структурных ярусов рассматриваемый район 
входит в состав Худосейской рифтогенной зоны, которая выделяется по 
гравимагнитным и сейсморазведочным материалам как линейная 
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надпорядковая тектоническая структура, протягивающаяся от верховьев реки 
Таз на юге до устья реки Енисей на севере. 
Ванкорская площадь расположена в зоне сочленения двух структур 
первого порядка: Пендомаяхской впадины и Болынехетской структурной 
террасы, входящих в состав Надым- Тазовской синеклизы. 
Болынехетская структурная терраса представляет собой сложно- 
построенную зону, нарушающую монотонность восточного борта Надым- 
Тазовской синеклизы, и имеет, в целом, субмеридиональную ориентировку. 
Осложняющие ее структуры второго порядка преимущественно ориентированы 
в юго-западном направлении. Это Сузунский и Лодочный валы, Ячиндинская и 
Чондынская впадины.  
Лодочный вал, в северной части которого расположены Ванкорское и 
Севсро-Ванкорское локальные поднятия третьего порядка, имеет 
протяженность около 110 км, ширину от 8 до 25 км и амплитуду в поперечном 
сечении от 50 до 200 м. Кроме, вышеназванных в состав вала входят Лодочное 
и Тагульское локальные поднятия. 
Ванкорская структура характеризуется совпадением структурных планов 
по всем горизонтам. Она представляет собой брахиантиклинальную складку, 
вытянутую в меридиональном направлении на 17 км с соотношением короткой 
и длинной осей 1:2, площадь структуры по последней замкнутой изогипсе 116 
км2, амплитуда более 100 м. 
Имеются построеные структурные карты по кровле продуктивных 
пластов Як-1-III, Нх-I, Нх-III, которые позволили выделить тектонические 
особенности месторождения (таблица 2). 
 
Таблица 2 – Морфологическая характеристика продуктивных пластов 
Пласт Глубина 
залегания, 
м. 
Высота 
залежи, 
м. 
Ширина 
залежи, м. 
Длина 
залежи, м. 
Абс. отм. 
ВНК, м. 
Абс. отм. 
ГНК, м. 
Як-I-III 1610-1690 80 7 14 1640 1602 
Нх-I 2590-2700 110 9 17 2640 - 
Нх-III 2720-2830 110 11 20 2767 2730 
 
Северо-Ванкорское локальное поднятие согласно материалам 
сейсморазведочных работ МОГТ 1998 года характеризуется как 
брахиантиклиналь, слегка вытянутая в северо-западном направлении, 
площадью 64-70 км2, амплитудой≈50 м (по горизонтам яковлевской и 
нижнехетской свит). 
Ниже представлены таблицы по Ванкорскому месторождению. 
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Таблица 3 - Давление и температура по разрезу скважины Ванкорского месторождения 
Индекс 
стратиграфич
еского 
подразделени
я 
Интервал, 
м 
Градиент 
Геотермический 
градиент, 
град/100м 
 
Источник 
получени
я 
от 
 
до 
 
пластового 
давления 
гидроразрыва 
пород 
горного 
давления 
величина 
кгс/см2 на 
м 
источник 
получени
я 
величина 
кгс/см2 на м 
источник 
получени
я 
величина 
кгс/см2 на 
м 
источник 
получения 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 
Четвертичная 0 55 0,1 Расчет 0.197 Расчет 0,19 Расчет -1 РФЗ 
Танамская 55 530 0,1 Расчет 0,197 Расчет 0,19 Расчет -1 РФЗ 
Салпадаяхинс
кая 
530 575 0,1 Расчет 0,197 Расчет 0,19 Расчет 0 РФЗ 
Насоновская 575 905 0,1 Расчет 0,197 Расчет 0,19 Расчет 5 РФЗ 
Дорожковская 905 1010 0,1 Расчет 0,192 Расчет 0,2 Расчет 8 РФЗ 
Долганская 1010 1380 0,1 Расчет 0,192 Расчет 0,21 Расчет 29 РФЗ 
Яковлевская 1380 1865 0,1 Расчет 0,192 Расчет 0,21 Расчет 40 РФЗ 
Малохетская  1865 2035 0,1 Расчет 0.192 Расчет 0,23 Расчет 47 РФЗ 
Суходудинска
я 
2035 2580 0,1 Расчет 0,194 Расчет 0,27 Расчет 56 РФЗ 
Нижнехетская 2580 2660 0,1 Расчет 0,199 Расчет 0,28 Расчет 58 РФЗ 
Нижнехетская 2660 2680 0,0948 Расчет 0,199 Расчет 0,28 Расчет 62 РФЗ 
Примечание - В графах 5, 7, 9 и 11 проставляются условные обозначения источника получения градиентов: РФЗ - расчет по фактическим 
замерам в скважинах 
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Таблица 4 - Возможные интервалы поглощения бурового раствора  
 
Индекс 
стратиграфическ 
ого подразделения 
Интервал 
по 
вертикали, м 
 
Максимальн
ая 
интенсивнос
ть 
поглощения
, м³/ч 
Расстояние 
от устья 
скважины до 
статического 
уровня при его 
максимальном 
снижении, м 
 
Имеется 
ли потеря 
циркуляц
ии (да, 
нет) 
Градиент давления 
поглощения, 
кгс/см² на 1 м  
 
Условия  возникновения 
 
от  
 
до  
при 
вскрыти
и 
после 
изоляционн
ых работ 
K2ns+sl 500 540 
частичное 
10 нет 0,156 0,2 
 
При прохождении песчаных 
пластов за счѐт естественной 
фильтрации в пласт. Увеличение 
плотности промывочной жидкости 
против проектоной, репрессия на 
пласт более 20% гидростатического 
давления. 
K2ns 540 905 10 нет 0,169 0,2 
K1-2dl 1010 1380 10 нет 0,153 0,2 
K1mсh 1865 2035 10 нет 0,161 0,2 
K1sd 2035 2580 10 нет 0,176 0,2 
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Таблица 5 – Осыпи и обвалы стенок скважин 
Индекс 
стратиграфиче
ского 
подразделения 
Интервал по 
вертикали, м 
Буровые растворы, применявшиеся ранее Время до 
начала 
осложнени
я 
Мероприятия по ликвидации 
последствий (проработка, промывка и 
т.д.) от 
(верх) 
до 
(низ) 
Тип 
раствора 
Плотнос
ть, г/см³ 
Дополнительные 
данные по 
раствору, 
влияющие на 
устойчивость 
пород 
Q-K2tn 0 530 Глинистый <1,16 В>10 см³/30 мин 1.5 Условия возникновения – 
растепление ММП. Необходимо 
соблюдение технологической 
скорости бурения, соблюдение 
температурного режима промывки, 
увеличение плотности раствора. 
K2dr 905 1010 Глинистый <1,10 В>10 см³/30 мин 2.5 Условия возникновения – 
несоблюдение технологической 
скорости бурения и параметров 
раствора. Необходимо повышение 
ингибирующих свойств бурового 
раствора. 
K1nch 2580 2690 Глинистый <1,10 В>10 см³/30 мин 3.5 
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Таблица 6 - Газонефтеводопроявления 
 
Индекс 
стратиграфи
чес кого 
подразделен
ия 
 
Интервал, 
м 
Вид 
проявляемо
го флюида 
(вода, 
нефть, 
конденсат, 
газ) 
Длина 
столба 
газа при 
ликвидаци
и 
газопроявл
ения, 
м 
Плотность смеси при 
проявлении для 
расчета избыточных 
давлений, г/см³ 
 
 
Условия 
возникновения 
 
Характер проявления (в виде пленок 
нефти, пузырьков газа, перелива 
воды, увеличения водоотдачи и т.п.) 
от  до  внутреннег
о 
наружного 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 
K2ns+sl 
 
500 
 
540 
 
вода 
 
- 
 
1,00 
 
1,00 
Несоблюдение 
параметров 
бурового 
раствора и 
скорости СПО, 
снижение 
противодавлени
я на пласт 
 
Снижение плотности, увеличение 
водоотдачи. 
K2ns 8500 890 вода - 1,01 1,01 Снижение плотности, увеличение 
водоотдачи. 
K1-2dl 1027 1039 газ 1027 0,59* 0,59* Снижение плотности, перелив бурового 
раствора (выбросы), появление пузырьков 
газа 
K1-2dl 1044 1050 вода - 1,01 1,01 Снижение плотности, увеличение 
водоотдачи, перелив бурового раствора 
K1jak*** 1654 1660 газ 1654 0,58* 0,58* Снижение плотности, перелив бурового 
раствора (выбросы), появление пузырьков 
газа К1 jak ЯкIII-
VII 
1660 1680 нефть - 0,85 0,85 Снижение плотности, перелив бурового 
раствора (выбросы), появление пузырьков 
газа и плѐнки нефти 
K1jak 1685 1725 вода - 1,01 1,01 Снижение плотности, увеличение 
водоотдачи, перелив бурового раствора 
Kjsd 2433 2439 вода,нефть - 0,725 0,725 Снижение плотности, перелив бурового 
раствора (выбросы), появление пузырьков 
газа  
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Окончание таблицы 6 
K1nch Hx1 2660 2665 нефть - 0,693 0,693 
 
Снижение плотности, перелив бурового 
раствора (выбросы), появление пузырьков 
газа и плѐнки нефти 
K1nch  2670 2675 вода - 1,01 1,01 Снижение плотности, перелив бурового 
раствора (выбросы), появление пузырьков 
газа и плѐнки нефти 
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Таблица7 - Механические свойства горных пород по разрезу скважины (по свитам) 
Индекс Интервал, м Краткое 
название 
горной 
породы 
 
Плотность
, г/см3 
Порист
ость, 
процен
т 
Прониц
ае 
мость, 
мдарси 
 
Глинсто
сть, 
процент 
Карбона
тн ость, 
процент 
 
Твердост
ь, 
кгс/мм
2 
Расслое 
нность 
породы 
 
Абрази
в 
ность 
Категория 
породы 
промысловой 
классификаци
и (мягкая, 
средняя и 
т.п.) 
 
от 
 
до 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 
Q 0 55 супеси 1,5 30-35 500 10 0 < 5 1 6 мягкая 
суглинки 1,8 25-30 10 90 0 < 5 2 4 мягкая 
пески 1,5 30-35 500 5 0 < 5 1 6 мягкая 
глины 2,0 25-30 0 95 0 < 5 2 4 мягкая 
K2tn 55 530 алевриты 2,0 10-15 10 55 0 10 2 4 мягкая 
пески 1,8 30-35 500 5 0 5 1 10 мягкая 
К2 sp 530 575 глины 2,2 10 0 95 0 10 2 4 мягкая 
алевриты 1,9 10-15 300 25 3 10 2 5,5 мягкая 
К2 ns 575 905 алевриты 1,9 10-15 300 30 2 10 2 5 мягкая 
глины 2,0 5 0 95 0 10 2 4 мягкая 
K2dr 905 1010 глины 2,2 5 0 100 0 10 4,2 4 мягкая 
алевриты 2,0 12 50 40 8 10 2 5 мягкая 
K1dl 1010 1380 песчаники 1,9 25 100-500 5 до 15 20 1,3 10 мягкая 
алевролиты 2,2 12 20-50 35 5 15 3 6 мягкая 
аргиллиты 2,2 10 0 95 3 20 4,2 4 мягкая 
K1 jak 1380 1865 угли 1,3 5 0 5 0 15 1 4 мягкая 
глины 2,2 5 0 100 3 10 4,2 4 мягкая 
аргиллиты 2,3 10 0 95 3 35 3 6 средняя 
алевролиты 2,0 12 20-50 25 2 30 3 4 средняя 
песчаники 1,9 35 200-1000 3 15 30 1,3 6,5 средняя 
K1 mch 1865 2035 песчаники 2,0 35 200-1000 3 15 30 2 6,5 средняя 
алевролиты 2,2 12 20-50 25 2 30 3 4 средняя 
аргиллиты 2,4 10 0 95 3 35 4,2 4 средняя 
К1 cd 2035 2580 песчаники 2,3 25 200-1000 5 15 40 2 6,5 средняя 
алевролиты 2,4 12 20-50 25 1 35 3 4 средняя 
аргиллиты 2,4 10 0 95 3 50 4,2 4 средняя 
K1 nch 2580 2690 аргиллиты 2,5 10 0 95 5 80 3 4 средняя 
алевролиты 2,4 12 20-50 25 10 60 3 5 средняя 
песчаники 2,5 30 100-910 5 до 23 80 1,5 6,5 средняя 
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Таблица8 - Прихватоопасные зоны 
 
 
Индекс 
стратиграфи 
ческого 
подразделен 
ия 
Интервал, м  
Вид прихвата 
(от перепада 
давления, 
заклинки, 
сальнико- 
образования и 
пр.) 
Раствор, при применении которого произошел 
прихват 
Наличие 
ограничений 
на оставление 
инструмент а 
без движения 
или 
промывки 
(да, нет) 
 
 
 
 
Условия возникновения 
 
 
 
от  
 
 
 
до  
 
 
 
тип 
 
 
 
плотность, 
г/см 
 
 
водоотдача, 
см330 мин 
 
 
смазывающ
и е 
добавки 
(название) 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 
 
Q-K2tn 
 
0 
 
515 
От обвала 
растепленных 
пород. 
Глинист
ый 
 
<1,16 
 
>10 
 
нет 
 
да 
Несоблюдение 
технологической скорости 
бурения, температурного 
режима промывки.  
 
K2ns 
 
 
515 
 
 
900 
От 
сальникообразов
ания, перепада 
давления  
Глинист
ый 
 
 
>1,18 
 
 
>10 
 
 
нет 
 
 
да 
 
 
 
 
Не соблюдение 
параметров бурового 
раствора, режима 
промывки, недостаточная 
очистка забоя от 
выбуренной породы. 
Отсутствие проработки 
ствола в интервалах его 
сужения, оставление 
бурового инструмента без 
движения 
выше проектной. 
 
K1jak 
 
1255 
 
1600 
 
От обвала 
неустойчивых 
пород, заклинки 
бурового 
инструмента 
Глинистый  
>1,06 
 
>10 
 
нефть 
 
да 
K1jak 1600 1869 От перепада 
давления в 
проницаемых 
пластах 
(дифференциал
ьный прихват) 
Глинистый >1,10 >10 нефть да 
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Окончание таблицы 8 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 
K1nсh 2610 2651 От перепада 
давления в 
проницаемых 
пластах 
(дифференциал
ьный прихват) 
Глинистый >1,10 >10 нефть да 
Не соблюдение параметров 
бурового раствора, режима 
промывки, недостаточная 
очистка забоя от 
выбуренной породы. 
Отсутствие проработки 
ствола в интервалах его 
сужения, оставление 
бурового инструмента без 
движения 
выше проектной. 
 
K1nсh 
 
2651 
 
2660 
 
От обвала 
неустойчивых 
пород, заклинки 
бурового 
инструмента 
От перепада 
давления в 
проницаемых 
пластах 
(дифференциал
ьный прихват) 
Глинистый  
<1,06 и  
>1,10 
 
>10 
 
нефть 
 
да 
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Таблица 9 - Прочие возможные осложнения 
Индекс 
стратиграфиче
ского 
подразделения 
Интервал, м 
 
Вид (название) 
осложнения: 
 
Характеристика (параметры) осложнения и условия возникновения 
от до 
1 2 3 4 5 
Q-K2tn 0 530 Кавернообразование За счет растепления ММП. 
K2dr 905 1010 Кавернообразование За счет разбухания глинистых пород и потери устойчивости стенок 
ствола Фильтрация в проницаемых песках и песчаниках 
KlSd 2035 2580 Сужение ствола В интервалах поглощений за счет образования глинистой корки. 
K1nch 2580 2690 Кавернообразование Потеря устойчивости аргиллитов 
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1.3 Принцип конструирования скважин на Ванкорском 
месторождении 
 
1. Рапространение ММП охватывает почти все Ванкорское 
месторождение. мощность ММП достигает 500м. Следовательно, глубина 
спуска кондуктора определяется первым ограничением – глубинном залегания 
ММП плюс 50м. 
2. Наличие долганского газа в долганской свите на глубине в среднем 
1000-1300м (глубина взята средняя для определения принципа 
конструировния. С уточнением данных залегания долганского газа возможно 
внести поправки). Второй этот критерий определяет глубину спуска 
кондуктора по второму критерию ограничений. Какой из них дает большую 
глубину, тот и определяет глубину спуска кондуктора.  
3. Глубина спуска промежуточной колонны определяется наличием 
газа в Яковлевской свите в интервале (1500-1600). (Яковлевская свита в 
среднем принята глубиной 1500-1600м) 
4. Глубина спуска эксплуатационной колонны определяется глубиной 
залегания продуктивного горизонта, к примеру нижнехетской свиты в 
интервале 2580-2680м. Глубина спуска эксплуатационной колонны по 
вертикали определяется  кровлей нижнехетской свиты на глубину 2660-2665м. 
Глубина спуска ЭК определяется возможным наличием газовой шапки в 
нижнехетской свите и ЭК предназначена для предупреждения прорыва газа в 
эксплуатационную колонну. 
5. Бурение в продуктивном горизонте ведем горизонтальным стволом 
длиной не менее 1000м для спуска хвостовика с заходом на 150м в 
эксплуатационную колонну. 
 
1.4 Обоснование конструкции скважины на Ванкорском 
месторождении на продуктивный горизонт Нx 1 (без газовой шапки) 
 
Исходные данные: 
Многолетнемерзлые породы: 500м; 
Газонасыщенные пласты: - dlК1  1060-1087м; jakК1 1650-1671м; 
IVIIIНх  2765-2771м. 
Нефтенасыщенные пласты: jakК1 1671-1745м; 11НхК 2660-2700; IVIIIНх   
27771-2805м. 
Максимальная пластовая температура - 60 С ; 
Глубина кровли проектного горизонта по вертикали – 2660м; 
Глубина подошвы продуктивного пласта – 2680м; 
Глубина скважины по вертикали – 2680м;  
Пластовое давление – 254кгс/см 2  
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Согласно «правил безопасности минимально необходимая глубина 
спуска кондуктора определяется  из условия предотвращения гидроразрыва 
пород у башмака в процессе ликвидации возможных нефтепроявлений при 
условии перекрытия кондуктором многолетнемерзлых горных пород.  
 
Расчет глубины спуска кондуктора. 
Минимально необходимую глубину спуска кондуктора определяем 
исходя из условий предотвращения гидроразрыва пород в необсаженном 
стволе вскважины при закрытии устья в случае фонтанирования газового 
пласта долганской свиты. 
Используем формулу В.Д.Малеванского для определения глубины 
спуска кондуктора и промежуточной колонны в газовой скважине: 
 


d
P
Н ПЛ ,                                                                                                       (1) 
где ПЛP максимально возможное давление газа на глубине Н  при 
опорожнении скважины. МПа;  
d градиент разрыва пластов, равный 0,192МПА/м. 
Пластовое давление на глубине долганской 1070м свиты равно: 
 
МПасмкгPПЛ 7,10/10710701,0
2                                                              (2) 
 
Глубина спуска кондуктора равна: 
 
м
d
P
Н ПЛ 558
192,0
107


                                                                                  (3) 
 
Глубина ММП равна 500м. Согласно  правилам безопасности глубина 
спуска кондуктора должна быть не менее 500+50=550м. в соответствии с 
промысловыми результатами и опытом бурения глубина кондуктора 
определяется возможным образованием грифона, в случае  если верхние 
породы не прочны или возможным гидроразрывом пород до устья скважины. 
в обоих случаях это может привести к потере скважины. следовательно 
глубину спуска кондуктора необходимо увеличить на определенную 
величину, которая зависит от геологии разреза. Примем глубину спуска 
кондуктора на 100м болше, равной 558+100=658м.  
В формуле (1) максимально возможное давление газа на искомой 
глубине Н условно принято равным пластовому, причем разница между ними 
играет роль коэффициента безопасности. Формула (1) справедлива для 
низкодебитных скважин или в данном случае низкодебитного долганского 
горизонта. Если считать долганский горизонт высокодебитным, то формулу 
(1) необходимо заменить на формулу М.А.Шамилева с учетом снижения 
давления в скважине по направлению от забоя к устью за счет 
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гидростатического давления от плотности газожидкостной смеси при высоких 
дебитах скважин и высоких пластовых давлениях. 
Формула (1) для определения глубины спуска кондуктора справедлива 
при полном опорожнении скважины. При гизировании газовой шапки 
плотность раствора в скважине не полностью заменяется газом. В этом случае, 
необходимо учитывать плотность газожидкостной смеси в стволе скважины, 
которая снижает давление на устье на величину гидростатического давления 
газированного раствора  в стволе скважины на величину: 
 
МПаНP ГАЗГАЗ 149,310107030081,91081,9
66                                     (4) 
 
Градиент гидростатического давления газированного раствора по стволу 
скважины:  
 
мМПАГ ГАЗСТГАЗ /00294,01081,9
6                                                          (5) 
 
Глубина спуска кондуктора определяется по формуле: 
 
12
1
1
PP
P
Н

 ,                                                                                             (6) 
 
 где   1P -ожидаемое давление на устье скважины; 
1P - ожидаемое значение градиента гидростатического давления 
газированного бурового раствора в случае газопроявления  в процессе  
бурения под очередную промежуточную колонну; 
2P - минимальное  значение градиента давления разрыва пласта для 
интервала ниже башмака кондуктора или рассчитываемой  промежуточной 
колонны. 
 
м
PP
PP
PP
P
Н
ГАЗМИНГР
ГАЗПЛ 465
0294,0192,0
49,3110701,0
12
1
1 







                                (7) 
 
Как следует из (4), необходимая длина обсадной колонны находится в 
прямой зависимости от значений давления на устье  скважины  при 
газопроявлении Долганской свиты, минимального значения гидроразрыва 
пород и градиента гидростатического давления газированного бурового 
раствора. При полном замещении в стволе газом, глубина спуска кондуктора 
определяется по формуле (1).  
Как видим, самый тяжелый случай наблюдается при полном замещении 
газом ствола скважины.   
Формула Шамилева:   
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L
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P
Н
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ПЛ
)1( 



                                                                                (8) 
 
где ПЛP - пластовое давление, МПа;  
е -  основание натурального логарифма (2,7183);   
  - относительная плотность газа по воздуху; 
0855,0
30084,0
107059,003415,003415,0







СРСР Тz
L
s

;   
СРz   -средний коэффициент сжимаемости газа;   
СРТ   - средняя температура газа, в К;   
L   -глубина залегания кровли продуктивного пласта, м;  
    градиент давления разрыва пластов,  мМПамсмкг /1,0/)/( 3  .   
Подставляя реальные значения Ванкорской площади в формулы 
получим: 
 
м
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                         (9) 
Разница в вычисленных глубинах спуска кондуктора по формуле В.Д 
Малеванного и Шамилева несущественна из-за глубины залегания 
Долганского газового пласта. 
 
Расчет глубины спуска промежуточной колонны. 
Исходные данные. 
Газонасыщенные  пласты яковлевской свиты в интервале: 1588 – 1600м, 
газонасыщенные пласты IVIIInchНcК 1 2765-2771м 
Ожидаемое пластовое давление на глубине 1600м – 160кг/см 2 =16МПа 
Давление гидроразрыва пород, исходя из минимального градиента 
гидроразрыва пород в интервале 1400-1600м:    
МПаPГР 88,268,2681400192,01400   
МПаPГР 312,3071600192,01600   
Глубина спуска промежуточной колонны, по формуле 
В.Д.Мелеванского: 
 
м
d
P
Н ПЛ 735
192,0
14001,0




 для глубины газоносного пласта -1400м        (10) 
 
Для глубины газоносного пласта 1600м глубина спуска промежуточной 
колонны равна: 
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м
d
P
Н ПЛ 834
192,0
16001,0




                                                                            (11) 
 
Глубина спуска кондуктора и промежуточной колонны  отличаются  в 
среднем на 300м. Такая величина разности  зависит от следующих исходных 
данных: 
1. Расстояние между Долганской и Яковлевской свитах в среднем не 
велико и равно: 
Средняя глубина долганской свиты по разрезу: 
 
 мН ДСР 1195
2
13801010


                                                                             (12) 
 
По средней глубине долганскойц свиты глубина спуска кондуктора 
равна: 
 
м
d
P
Н ПЛ 620
192,0
11951,0




                                                                            (13) 
 
Средняя глубина Яковлевской свиты: 
 
мН ЯСР 1623
2
18651380


                                                                              (14) 
 
По средней глубине яковлевской свиты глубина спуска промежуточной 
колонны  равна: 
 
м
d
P
Н ПЛ 845
192,0
16231,0




                                                                             (15) 
 
Средняя глубина газового горизонта  нижнехетской свиты кровля 2765-
2771м. 
Исходя из гидростатического давления в нижнехетской свите и 
градиента гидроразрыва пластов в этом интервале определяем глубину спуска 
промежуточной колонны по второму критерию – при вскрытии нижнехетской 
свиты: 
 
м
d
P
Н ПЛ 1388
192,0
26651,0




  для кровли нижнехетской свиты                  (16) 
 
м
d
P
Н ПЛ 1433
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27711,0




 для подошвы нижехетской свиты.                (17) 
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Глубина определения спуска промежуточной обсадной колонны по 
формуле Шамилева при вскрытии нижнехетской свиты: 
Формула Шамилева: 
   
L
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P
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S
ПЛS
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

                                                                                (18) 
 
где ПЛP - пластовое давление, МПа;   
е -  основание натурального логарифма (2,7183);   
  -  относительная плотность газа по воздуху;  
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  ;  
СРz   -средний коэффициент сжимаемости газа;   
СРТ   - средняя температура газа, в К;   
L   -глубина залегания кровли продуктивного пласта, м; 
     градиент давления разрыва пластов,  мМПамсмкг /1,0/)/( 3  .   
Подставляя реальные значения Ванкорской площади в формулы получим: 
  
м
e
e
L
eP
e
P
Н
S
ПЛS
ПЛ
1294
21,0
8,271
2718
1972,08,271
2298,0
8,271
2718
)1(1,02718
192,0
27181,0
)1( 18,018,0













                         (19) 
 
Глубина спуска промежуточной колонны рассчитанная выше, возможно 
определяется из-за некорректного значения градиентов гидроразрыва пород в 
интервалах кондуктора и промежуточной колонн а также в интервалах 
долганской, яковлевской и нижнехетской свитах, которые необходимо 
уточнить в результате проведения промысловых исследований и НИОКР.  
2. Градиент гидроразрыва пород для этих свит одинаков, 
следовательно, глубина спуска кондуктора и промежуточной колонны 
соответствуют исходным данным или формулу В.Д.Мелеванного необходимо 
скорректировать под разрез Ванкорского месторождения, для чего 
необходимы промыслово-исследовательские работы и проведение НИОКР.  В 
проведенных вычислениях, глубина спуска промежуточной колонны, 
используемая на Ванкорском месторождении равная 1600м не подтверждается 
теоретически материалом.  
3. Формула Шамилева для определении глубины спуска 
промежуточной колонны  дает меньшую глубину по сравнению с формулой 
В.Д. Малеванного, что соответствует физическому смыслу формулы. 
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В соответствии с  проведенными расчетами типовая конструкция 
скважины на Ванкорском месторождении: 
1. Кондуктор спускается на глубину в интервале 526-718м. Исходя из 
глубины залегания долганского газового горизонта и градиента гидроразрыва 
пласта, равного 0,192МПа/10м. Средняя глубина кондуктора принимается, 
равной 622м. 
2. Промежуточная колонна спускается на глубину, исходя из 
яковлевского и нижнехетского газовых горизонтов залегающих в интервалах в 
среднем 1650-1671м и 2765-2771м соответственно с градиентом гидроразыва 
пород, равным 0,192МПА/10м. Исходя из Яковлевского газового горизонта 
промежуточная колонна должна спускаться на глубину 845м. Исходя из 
Нижнехетского газового горизонта вторая промежуточная колонна должна 
спускаться на глубину 1400м. Фактическая глубина спуска промежуточной 
колонны на ванкорском месторождении принята равной 1600м. что возможно 
является перестраховочной и не подтверждается теоретическими 
исследованиями.  
3. Цементирование кондуктора и промежуточной колонны необходимо 
осуществлять до устья. 
Гидростатическое давление при цементировании с плотностью 
цементного раствора равной 1,85г/см 3 , недопускающей гидроразрыва пород 
равно: 
 
МПаhgPГИДР 2,1162285,100981,0                                                 (20) 
 
Градиент гидростатического давления: мМПаГРГИДСТ /018,0622/2,11  , 
что меньше градиента гидроразрыва пород. 
Гидростатическое давление при цементировании промежуточной 
колонны до устья цементным раствором плотностью 1,85г/см 3 при 
максимальной глубине 1410м равно: 
   
МПаhgPГИДР 5.25141085,100981,0                                               (21) 
 
4. Градиент гидростатического давления: 
мМПаГРГИДСТ /018,01410/5,25  , что меньше градиента гидроразрыва пород. 
5. Эксплуатационная колонна спускается на глубину 2665м по 
вертикали для возможной изоляции газовой шапки нижнехетской свиты и 
цементируется до устья. 
6. Хвостовик спускается на глубину 2680м по вертикали с 
горизонтальной длиной, согласно геологического залегания продуктивного 
горизонта. 
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7. Диаметры хвостовика и вышележащих обсадных колонн выбираются 
согласно планируемой величины дебита скважины. Общепринятым критерием 
является, что величина дебита скважины зависит от диаметра дренирования 
эксплуатационной колонны.  
К примеру, если диаметр хвостовика принять равным 152,4 мм, то 
диаметр эксплуатационной колонны будет равным 178мм, диаметр 
промежуточной колонны 245мм.  а диаметр второй промежуточной колонны – 
324мм, диаметр кондуктора 426мм. Диаметры долот выбираются в 
соответствии с известным допустимыми значениями кольцевого пространства, 
согласно правил безопасности ведения буровых работ. 
Если в процессе бурения тщательно следить за газопоказаниями 
приборов и исключить возможность полного опорожнения скважины в 
результате газопроявлений  Яковлевской и Нежнехетской свит, то возможно 
обойтись одной промежуточной, колонной спускаемой на глубину 1300м для 
исключения гидроразрыва пород при высокодебитном газовом горизонте 
Нижнехетской свиты. 
В таблице 10 и таблице 11 представлена типовая конструкция скважины 
для Ванкорского месторождения и типы и параметры буровых растворов. В 
приложении А представлен график совмещѐнных давлений. 
 
Таблица 10 - Конструкция скважины Ванкорского месторождения 
Тип колонны Диаметр долота мм/ 
    диаметр ОК мм 
Интервал по стволу, м Глубина по 
вертикали 
кондуктор 394/324 0-622 0-622 
промежуточная 295/245 622-1707 0-1600 
Эксплуатационная 220/178 1707-3511 0-2665 
Хвостовик 152/114 3511-4514 2665-2680 
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Таблица 11 - Типы и параметры буровых растворов 
Название 
(тип) 
раствора 
Интервал, м Параметры бурового раствора 
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0 
90.00 0.00 0.00 2.00 2.00 13.00 9.00 20.00 
Poly Plus 0.00 1706.70 1160.
00 
40-65 <6 2.00 4.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 9.00 20.00 
Poly Plus 0.00 3511.00 1140.
00 
35-50 <6 2.00 4.00 1.00 0.00 0.00 1.00 0.00 9.00 25,00 
Poly Plus 0.00 4514.00 1060.
00 
40-65 <6 2.00 4.00 1.00 0.00 0.00 1.00 0.00 9.00 25,00 
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1.5 Физико-географическая характеристика Юрубчено-
Тохомского месторождения 
 
Юрубчено-Тохомское нефтегазоконденсатное месторождение (НГКМ) 
находится на юге Сибирской платформы в пределах Байкитской антеклизы 
рисунок. 1. Согласно нефтегеологическому районированию данная территория 
относится к Байкитской нефтегазоносной области в составе Лено-Тунгусской 
нефтегазоносной провинции. Это довольно большая область,  расположенная 
на юге Эвенкийского АО Красноярского края в междуречье реки 
Подкаменной Тунгуски и Ангары. 
Юрубчено-Тохомское нефтегазоконденсатное месторождение 
приурочено к центральной части Байкитской антеклизы, выделяемой в 
Камовский свод. Вместе с Куюмбинским, Оморинским, Камовским и 
Шушукским месторождениями Юрубчено-Тохомское месторождение 
образует область гигантского скопления углеводородов, которая входит в 
состав Юрубчено-Тохомского ареала нефтегазонакопления общей площадью 
более 20 000 км2 (рисунок 2). Именно здесь впервые в России и в мире 
получены промышленные притоки нефти и газа из отложений рифейского 
возраста. 
Куюбинско-Юрубчено-Тохомский ареал нефтегазонакопления был 
открыт в 1973 году в результате бурения скважины К-1. Первый 
промышленный приток нефти был получен в 1977 году. В настоящее время 
запасы Юрубчено-Тохомского месторождения по категориям С1+С2+С3 
составляют около 2 трлн. м3 газа и 1000 млн. тонн нефти. 
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Рисунок 2 - Локализация Куюбинско-Юрубчено-Тохомского ареала нефтегазонакопления в 
Байкитской НГО. 
 
1.6 Литолого-стратиграфический разрез Юрубчено-
Тохомского месторождения 
 
В геологическом строении этой области выделяются два структурных 
этажа (рисунок 3). Нижний образован глубокометаморфизованными архей-
протерозойскими породами фундамента. Верхний этаж сложен карбонатно-
терригенными отложениями осадочного чехла Сибирской платформы, 
несогласно залегающими на выветрелой поверхности кристаллического 
фундамента. Верхний структурный этаж, в свою очередь, разделен на два 
комплекса: рифейский, имеющий блоковое строение, и пологозалегающий 
вендско-фанерозойский. 
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Сводный разрез осадочных отложений рифея Юрубчено-Тохомской 
зоны подразделяется на 12 свит: зелендуконскую, вэдрэшевскую, мадринскую, 
юрубченскую, долготинскую, куюмбинскую, копчерскую, юктенскую, 
рассолкинскую, вингольдинскую, токурскую и ирэмэкэнскую. 
Литологический состав свит представлен чередованием песчаников, 
аргиллитов, глинистых доломитов, мергелей и доломитов. Песчаники 
присутствуют, главным образом,  в составе зелендуконской, вэдрэшевской, 
мадринской свит. В вышележащей части разреза преобладают карбонатные 
породы.   
Вендские отложения с размывом залегают на поверхности рифейских 
пород. В их строении участвуют четыре свиты: терригенная ванаварская и 
преимущественно карбонатные оскобинская, катангская и собинская. 
Кембрийские отложения Байкитской антеклизы, как и в пределах всей 
Сибирской платформы, представлены мощной карбонатно-галлогенной 
толщей, состоящей из чередования пластов доломитов, доломит-ангидритов и 
каменной соли (рисунок 3).   
Нефтегазоносность Байкитской нефтегазоносной области связана с 
эродированной поверхностью рифейских карбонатных отложений (рисунок 4).  
Продуктивны карбонаты семи толщ – юрубченской, долгоктинской, 
куюмбинской, юктенской, рассолкинской, вингольдинской, ирэмэкэнской.  
Доказана промышленная нефтегазоносность терригенно-карбонатных 
отложений венда (оскобинская свита и пр.). 
Месторождение является сложно построенным – распространение 
залежей ограничено выходами на эрозионную поверхность глинистых 
отложений вэдрэшевской, мадринской и токурской толщ, а также пород 
кристаллического фундамента. В ряде случаев границы залежей образованы 
разломами. 
Залежи массивные, пластовые, экранированы глинисто-карбонатными 
породами вендско-кембрийского возраста. Водонефтяной контакт (ВНК) 
находится на отметке 2070 м, газонефтяной контакт (ГНК) – на отметке 2020 
м. Глинистые прослои обеспечивают смещение ГНК и ВНК на 10–20 м. 
Суммарная мощность газоконденсатной и нефтяной частей залежи составляет 
45 м. Нефтегазовые залежи расположены непосредственно под поверхностью 
регионального несогласия, разделяющего рифейские и вендские образования. 
Куюбинско-Юрубчено-Тохомский ареал нефтегазонакопления был 
открыт в 1973 году в результате бурения скважины К-1. Первый 
промышленный приток нефти был получен в 1977 году. В настоящее время 
запасы Юрубчено-Тохомского месторождения по категориям С1+С2+С3 
составляют около 2 трлн. м3 газа и 1000 млн. тонн нефти. 
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Рисунок 3 - Разрез осадочных отложений южной части Сибирской платформы 
 
 
 
Рисунок 4 - Структурная карта Юрубчено-Тохомского месторождения. 
 
Пустотное пространство рифейских отложений отличается сложностью 
строения, одновременным развитием пустот различного вида и времени 
возникновения. Продуктивная часть рифея сложена разнородными 
доломитами, в различной степени трещиноватыми и кавернозными. Большой 
процент керна фиксируется в виде боя разного размера, что свидетельствует о 
высокой трещиноватости отложений.  
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Главная особенность коллекторов рифейского возраста - преобладающая 
роль вторичных пустот, трещин и каверн. За счет развития каверн вдоль 
полостей трещин значительно увеличивается эффективный объѐм, доступный 
для нефти и газа. 
Кавернозность, в отложениях рифея, развита практически повсеместно с 
различной степенью интенсивности. Эта вторичная пустотность, 
образовавшаяся за счет выноса кальцитового и доломитового материала из 
полостей трещин и селективного выщелачивания отдельных гнезд и стяжений. 
В кремнистых доломитах рифея установлены каверны разнообразной 
формы: от округлых, овальных, причудливо-извилистых и длинных до 
щелевидных. Столь прихотливые формы объясняются интенсивным ростом 
вторичных кристаллов доломита,  кварца и халцедона по стенкам полостей. 
Нередко полости крупных каверн полностью выполнены халцедоном и 
вторичным доломитом. Размеры каверн от первых миллиметров до 5х10 см. В 
природных пластах вполне реально формирование пустот выщелачивания 
вплоть до расщелин и карстовых пустот. 
Преимущественным развитием пользуются целые серии каверн, 
соединяющиеся сетью хорошо фильтрующих микротрещин, сужений и 
каналов. В некоторых разностях емкость единичных каверн достигает 20 см3, 
это крупные округлой или удлиненной формы пустоты, приуроченные к 
широким вертикальным трещинам.  
Трещиноватость, в продуктивных отложениях рифея Юрубчено-
Тохомского месторождения, развита интенсивно, с различной морфологией, 
ориентировкой, протяженностью и раскрытостью. Время образования трещин 
различно: выявлены вертикальные секущие трещины первой генерации и 
развиты сложные системы трещин на последующих стадиях преобразования 
пород. Интенсивность развития трещин по разрезу неодинакова. 
Детальные исследования характера трещиноватости позволили сделать 
вывод, что породы рифея макро и микро трещиноваты. Развиты трещины 
разно ориентированные, часто образующие сложную систему, которая и 
обеспечивает высокие фильтрационные характеристики коллекторов. Вдоль 
трещин отмечены многочисленные пустоты выщелачивания.  
По типу трещины можно разделить на трещины "сжатия" и трещины 
расширенные выщелачиванием. Трещины "сжатия" возникают за счет 
напряженного состояния массива, и обусловливают растрескивание керна 
после его подъема. Это выражается в выносе керна в виде мелкого и крупного 
боя. 
Трещины, расширенные выщелачиванием представляют собой 
удалѐнные друг от друга вертикальные широкие секущие трещины, которые 
заполнены углеводородом и являются эффективными. Вдоль полостей трещин 
развиты каверны. Вертикальные трещины, как правило, прямые, 
горизонтальные секущие слабоизвилистые. Эти протяженные вертикальные и 
горизонтальные трещины обеспечивают фильтрацию флюидов.  
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Особенностью этих трещин является значительное удаление их друг от 
друга, они имеют широкий "шаг" - расстояние между ними составляет 3-5 см, 
иногда более. Удаленность трещин друг от друга определяет сложность их 
выявления, что видно при сравнении кубиков больших размеров и керна 
изученного экспресс-методом при помощи пенетранта. 
В большинстве случаев в лабораторных условиях удается изучить 
микротрещиноватость, которая в кремнистых доломитах рифея представлена в 
основном сложной системой взаимопересекающихся трещин длинных, 
коротких, различной ориентировки и раскрытости (таблица 12). Длинные, 
прямолинейные и извилистые трещины, характеризуются непостоянством 
раскрытости от 5-10 микрон до 100-150 микрон, в среднем фильтрующие 
трещины имеют раскрытость 50 мкм - 70 мкм. Полости трещины неодинаково 
выщелочены, что и определяет непостоянство раскрытости. Эти трещины 
можно отнести к трещинам последней генерации.  
Выявленные трещины имеют различный генезис и характеризуются 
различным временем их возникновения. Вертикальные трещины, на 
плоскостях скола которых отмечается рост новых крупных кристаллов 
доломита, без сомнения относятся к наиболее ранней генерации. На первой 
стадии возникновения они длительное время оставались открытыми и 
определяли пути фильтрации флюидов. Несмотря на частичное их заполнение 
новообразованными кристаллами они сохраняют фильтрационные свойства и 
определяют проводимость флюидов в вертикальном направлении. 
Следует подчеркнуть, что открытые микротрещины, широко развитые в 
продуктивной толще рифея своим возникновением обязаны тектоническим 
процессам, но морфология, раскрытость и протяженность их обусловлены 
литогенетическими особенностями образования кремнистых доломитов и 
дальнейшим движением по ним подземных вод. 
Количественные характеристики трещиноватости влияют как на 
ѐмкость, так и проницаемость горных пород. Для сложных типов коллекторов 
характерна анизотропия фильтрационных свойств. 
Вся продуктивная толща рифейских отложений является эффективной, 
поскольку в ней преимущественно развит трещинный и каверново-трещинный 
типы коллекторов, не исключена возможность развития крупных полостей, 
заполненных нефтью. Средняя величина емкости трещин - 1,5 %, так как все 
трещины отличаются развитием полостей выщелачивания и мелких каверн. 
Среднее значение емкости с учетом развития кавернозных разностей — 2,5 %. 
Ниже представлены таблицы по Юрубчено-Тахонскому 
месторождению.   
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Таблица 12 - Характеристика трещиноватости кремнистых доломитов Юрубчено-Тохомского месторождения 
№ 
 
Глубина, 
м 
Емкость 
каверн 
и трещин, % 
Газопроницаемость по трѐм 
направлениям, мД 
Поверхностная плотность трещин по 6 граням 
кубика (см/см2) 
Раскрытость трещин, 
мкм 
I II III I II III IV V VI сред мин. макс. сред. 
1 2769,05 2,59 0,047 21,6 14,15 0,65 0,47 0,60 0,62 0,71 0,18 0,54 6 150 60 
2 2773,73 0,94 0,048 0,049 0,052 0,30 0,48 0,70 0,26 0,42 0,48 0,44 5 160 30 
3 2775,25 2,48 0,089 0,13 0,98 0,62 1,51 1,23 0,67 1,20 1,65 1,15 5 107 40 
4 2775,9 1,27 0,068 0,41 0,176 0,60 0,63 0,59 0,71 0,87 0,78 0,67 6 105 40 
5 2776,25 2,56 0,18 0,45 0,69 1,10 0,99 1,30 0,97 0,70 1,23 1,05 5 120 70 
7 2808,43 0,5 0,037 0,043 0,056 0,19 0,22 0,22 0,09 0,21 0 0,17 5 92 55 
8 2828,20 1,12 6,83 0,176 0,176 0,27 0,20 0,60 0,23 0,23 0,33 0,31 5 200 60 
9 2846,93 1,58 0,434 0,06 0,901 0,31 0,75 0,69 0,26 0,74 0,43 0,54 5 100 50 
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Таблица 13 - Стратиграфическая информация 
Индекс 
стратиграфического 
подразделения 
Интервал, 
м 
Градиент давления Температура в 
конце интервала пластового гидроразрыва пород горного 
кгс/см² на м источник 
получени
я 
кгс/см² на м источн
ик 
получе
ния 
кгс/см² на м источник 
получени
я 
градус источник 
получени
я 
от до от до от до от до 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 
Є2-3 ev 0 490 0,0900 0,0900 РФЗ 0,164 0,164 РАС 0,26
0 
0,260 РАС 5 РФЗ 
Є1-2 lit 490 665 0,0900 0,0947 РФЗ 0,164 0,183 РАС 0,26
0 
0,273 РАС 7 РФЗ 
Є1-2 an 665 799 0,0947 0,0947 РФЗ 0,183 0,175 РАС 0,27
3 
0,250 РАС 9 РФЗ 
(Долериты) 799 884 0,0947 0,0947 РФЗ 0,175 0,167 РАС 0,25
0 
0,302 РАС 10 РФЗ 
Є1-2 an 884 1039 0,0947 0,0947 РФЗ 0,167 0,182 РАС 0,30
2 
0,272 РАС 12 РФЗ 
Є1 bul 1039 1115 0,0947 0,0947 РФЗ 0,182 0,166 РАС 0,27
2 
0,276 РАС 12 РФЗ 
Є1 bls2 1115 1427 0,0947 0,0947 РФЗ 0,166 0,166 РАС 0,27
6 
0,267 РАС 16 РФЗ 
Є1 bls1 1427 1671 0,0947 0,0947 РФЗ 0,166 0,182 РАС 0,26
7 
0,272 РАС 19 РФЗ 
Є1 us 1671 2012 0,0947 0,0947 РФЗ 0,182 0,166 РАС 0,27
2 
0,239 РАС 23 РФЗ 
Є1 us (os) 2012 2101 0,0947 0,0994 РФЗ 0,166 0,166 РАС 0,23
9 
0,273 РАС 24 РФЗ 
(Долериты) 2089 2142 0,0994 0,0928 РФЗ 0,166 0,157 РАС 0,27
3 
0,302 РАС 24 РФЗ 
Є1 us 2142 2183 0,0928 0,0947 РФЗ 0,157 0,183 РАС 0,30
2 
0,273 РАС 24 РФЗ 
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Окончание таблицы 13 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 
Є1 -V tt 2183 2230 0,0928 0,0928 РФЗ 0,183 0,168 РАС 0,27 0,283 РАС 25 РФЗ 
V sb 2230 2287 0,0928 0,0900 РФЗ 0,168 0,164 РАС 0,28
3 
0,277 РАС 26 РФЗ 
(Долериты) 2287 2294 0,0900 0,0900 РФЗ 0,164 0,156 РАС 0,27
7 
0,302 РАС 26 РФЗ 
V ktg (Долериты) 2294 2303 0,0900 0,0900 РФЗ 0,156 0,156 РАС 0,30
2 
0,265 РАС 26 РФЗ 
V ktg 2303 2362 0,0900 0,0900 РФЗ 0,156 0,174 РАС 0,26
5 
0,260 РАС 26 РФЗ 
V osk 2362 2380 0,0900 0,0900 РФЗ 0,174 0,180 РАС 0,26
0 
0,273 РАС 27 РФЗ 
R 2380 2433 0,0900 0,0888 РФЗ 0,180 0,151 РАС 0,27
3 
0,268 РАС 27 РФЗ 
R 2433 2468 0,0888 0,0888 РФЗ 0,151 0,151 РАС 0,26
8 
0,268 РАС 28 РФЗ 
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Таблица 14 - Физико-механические свойства горных пород по разрезу скважины 
Индекс 
стратиграфи
ческого 
разделения 
Интервал, м Краткое 
название 
горной 
породы 
Плотно
сть, 
г/см³ 
Пористо
сть, % 
Проницае
мость, мД 
Глинисто
сть, % 
Карбон
атност
ь % 
Солено
сность, 
% 
Твѐрд
ость, 
кгс/м
м2 
Абраз
ивнос
ть 
Категория 
пород. 
(М, С, Т и 
т. д.) 
от до 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 
Є2-3 ev 0 490 Алевролит 2,6 4,33 - 20 30 - 4,0 4,0 С 
Є1-2 lit 490 665 Доломиты 2,73 3,51 - 5 100 - 7,0 4,0 СТ 
   Каменная 
соль 
2,20 0,1 - - - 100 3,5 2 М 
Є1-2 an 665 1039 Доломиты 2,73 3,51 - 5 100 - 7,0 4,0 СТ 
   Каменная 
соль 
2,20 0,1 - - - 100 3,5 2 М 
 799 884 Долериты 3,02 0,1 0,0167 - - - 9,0 8,0 К 
Є1 bul 1039 1115 Доломиты 2,76 3,1 0,12 - 100 - 6,5 5,5 СТ 
Є1 bls2 1115 1427 Доломит 2,73 2,73 1,03 10 80 - 5,5-
7,0 
5,0-
5,5 
СТ 
   Соль 2,58 0,62 0,01 - - 100 3,5 2,0 М 
Є1 bls1 1427 1671 Доломит 2,72 4,29 1,0643 5,0 80 - 5,5-
7,0 
5,5 СТ 
   Известняк 2,72 0,94 0,6489 5,0 92,88 - 5,5-
7,0 
5,0 СТ 
Є1 us 1671 2183 Доломит 2,61 1,9 1,1 5,0 80 - 6,0 5,0-
5,5 
СТ 
   Каменная 
соль 
2,17 0,1 - - - 100 3,5 2,0 М 
 2089 2142 Долерит 3,02 0,1 0,0167 - - - 9,0 8,0 К 
Є1 –V tt 2183 2230 Доломит 2,83 1,59 0,01 15,0 87,0 - 7,5 6,0 Т 
V sb 2230 
2287 
2294 
2294 
Доломит 2,77 2,65 0,6278 15,0 80 - 7,5 6,0 Т 
Долерит 3,02 0,1 0,0167 - - - 9,0 8,0 К 
V ktq 2294 2362 Аргиллит 2,58 6,95 0,29 70,0 27 - 3,5 4,4 Т 
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Окончание таблицы 14 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 
   Доломит 2,71 2,7 0,1311 15,0 59 - 8,0 8,0 Т 
   Алевролит 2,6 4,33 - 20 30 - 4,0 4,0 Т 
 2294 2303 Долерит 3,02 0,1 0,0167 - - - 9,0 8,0 К 
V osk 2362 2380 Доломит 2,73 2,44 10,93 10,0 88 - 7,5 9,0 Т 
R 2380 2468 Доломит 2,76 1,43 2,6613 10,0 81 - 7,5 6,0 Т 
   Аргиллит 2,58 6,95 0,29 70,0 27 - 3,5 4,4 Т 
   Алевролит 2,71 3,02 0,116 45,0 34 - 6,0 5,0 Т 
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Таблица 15 - Основные ожидаемые осложнения 
Индекс 
стратиграфического 
подразделения 
Интервал, 
м 
Максимальная 
интенсивность 
поглощения, 
м³/ч 
Расстояние 
от устья скв. 
до 
статического 
уровня при 
его max 
снижении, м 
Имеется ли 
потеря 
циркуляции 
(да, нет) 
Градиент давления 
поглощения, кгс/см²·м 
Условия возникновения 
от до при 
вскрытии 
после 
изоляционных 
работ 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 
Є2-3ev 0 490 до полного По 
фактическим 
замерам 
да 0,15 0,20 При бурении 
слабосцементированных 
терригенных пород 
Є1-2an 789 894 до полного По 
фактическим 
замерам 
да 0,15 0,20 На контактах вмещающих 
пород с долеритами и в 
самих долеритах. 
Є1bul 1039 1115 до полного да 0,15 0,20 Горные породы склонны к 
гидроразрыву. 
Є1bls1 1115 1427 до полного да 0,15 0,20 Естественная 
трещиноватость пород 
Є1us 2079 2152 до полного да 0,15 0,20 На контактах вмещающих 
пород с долеритами и в 
самих долеритах. 
V-Є1tt 2183 2230 частичное 
до 20 м³/ч 
нет 0,15 0,20 Естественная 
трещиноватость пород 
Vsb, Vktg 2277 2313 до полного да 0,15 0,20 На контактах вмещающих 
пород с долеритами и в 
самих долеритах. 
R 2362 2468 до полного да 0,15 0,20 Естественная 
трещиноватость пород, 
низкие пластовые давления. 
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Таблица 16 – Нефтегазоводопроявления 
Индекс 
стратиграфического 
подразделения 
Интервал, м Вид 
проявля
емого 
флюида  
Длина столба 
газа при 
ликвидации 
газопроявлени
й, м 
Плотность смеси при 
проявлении для 
расчета избыточного 
давления, г/см³ 
Условия возникновения Характер 
проявления (в 
виде пленок 
нефти, 
пузырьков газа и 
т. д.) 
от до внутренн
его 
наружног
о 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 
Є1us (осинский 
горизонт) 
201
2 
2101 Вода - - - При создании депрессии 
на пласт за счет 
снижения давления в 
стволе скважины. 
Причины: 
катастрофическое 
поглощение. 
Увеличение 
объема и 
изменение 
параметров ПЖ. 
Разгазирование, 
переливы, 
выбросы ПЖ. 
Vosk 236
2 
2380 Газ - - 0,82 При создании депрессии 
на пласт за счет 
снижения давления в 
стволе скважины. 
Причины: вскрытие 
продуктивного горизонта 
Разгазирование, 
переливы 
R 238
0 
2433 Газ  - 0,82   
R 243
3 
2482 Нефть - 0,824 0,824 Пленка нефти, 
фонтанирование 
при вскрытии 
зон поглощения 
R 248
2 
2507 Вода - - -  - 
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Таблица 17 - Нефтегазовые перспективные интервалы (глубины по вертикали) 
и
н
д
ек
с 
 
интервал, 
м 
ти
п
 
к
о
л
л
ек
то
р
а 
плотность, 
г/см3 
п
о
д
в
и
ж
н
о
ст
ь,
 Д
/С
П
 
со
д
ер
ж
ан
и
е 
се
р
ы
 %
 
со
д
ер
ж
ан
и
е 
п
ар
аф
и
н
а%
 
св
о
б
о
д
н
ы
й
 д
еб
и
т,
 
М
³/
С
У
Т
 
Параметры растворѐнного газа 
от до 
в
 п
л
ас
то
в
ы
х
 
у
сл
о
в
и
ях
 
п
о
сл
е 
д
ег
аз
ац
и
и
 
га
зо
в
ы
й
 
ф
ак
то
р
, 
м
³/
тн
 
со
д
ер
ж
ан
и
е 
се
р
о
в
о
д
о
р
о
д
а 
%
 
со
д
ер
ж
ан
и
е 
С
О
2
, 
%
 
п
л
о
тн
о
ст
ь 
га
за
 
п
о
 в
о
зд
у
х
у
, 
Г
/С
М
³ 
к
о
эф
ф
и
ц
и
ен
т 
сж
и
м
ае
м
о
ст
и
 
д
ав
л
ен
и
е 
н
ас
ы
щ
ен
и
я,
 
к
гс
/с
м
² 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 
Ри
фе
й 
24
33 
2482 Каверн
озно-
трещи
нный 
0,699 0,82
1 
Менее 
0,03 
0,22 1,94 10-
665 
194 0 0,6 0,82 0,825 216 
 
          
Таблица 18 -  Газоносность. 
и
н
д
ек
с 
интерва
л 
тип 
коллектора 
со
ст
о
ян
и
е(
 г
аз
, 
к
о
н
д
ен
са
т 
) 
содержание % по 
объѐму 
п
л
о
тн
о
ст
ь 
га
за
 п
о
 
в
о
зд
у
х
у
 Г
/С
М
³ 
к
о
эф
ф
и
ц
и
ен
т.
 
сж
и
м
ае
м
о
ст
и
 
св
о
б
о
д
н
ы
й
 д
еб
и
т,
 
ты
с.
 м
³/
су
т 
M
IN
-M
A
X
 
плотность 
газоконденсата, 
Г/СМ³ 
фазовая 
проницаемость, 
мкм2 
от до серово
дорода 
СО2 
В
 
П
Л
А
С
Т
О
В
Ы
Х
 
У
С
Л
О
В
И
Я
Х
 
Н
А
 
У
С
Т
Ь
Е
 
С
К
В
А
Ж
И
Н
Ы
 
 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 
Vo
sk 
23
62 
23
80 
Каверново- 
поровый 
Газ 0 1,47 0,697 0,77 0,1-261 - 0,6983 - 
R 23
80 
24
33 
Кавернозно- 
трещинный 
Газ 
Конденса
т 
0 0-1,17 
(среднее 
0,4) 
0,689 0,825 30-1954 - 0,734 Менее 0,1 
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1.7 Обоснование конструкции скважины на Юрубчено-
Тохомском месторождении на продуктивный горизонт 
 
Исходные данные: 
Многолетнемерзлые породы: отсутствуют 
Газонасыщенные пласты: - ОСКV -оскобинская 2362-2380м; R - рифей 
2380-2433м;  
Нефтенасыщенные пласты: R  рифей 2433-2482м; 
Максимальная пластовая температура - 26 С ; 
Глубина кровли проектного горизонта по вертикали – 2380м; 
Глубина подошвы продуктивного пласта – 2468м; 
Глубина скважины по вертикали – 2468м;  
Пластовое давление – 244кгс/см 2  
 
Обоснование глубины спуска кондуктора. 
Глубина спуска кондуктора определяется границей надсолевых 
отложений и солевых отложений – границы несовместимости бурения. 
Глубина начала солей приходится на кровлю литвинцевской свиты на глубине 
486-490м.  
 
Обоснование глубины спуска промежуточной колонны. 
Глубина установки промежуточной колонны определяется глубиной 
окончания солевых отложений и глубиной начала подсолевых отложений – 
как граница несовместимости бурения на глубине 2203м с перекрытием 
кавернозных долеритов усольской свиты в кровлю   тэтэрского горизонта.  
Однако глубина спуска промежуточной колонны определяется еще и 
наличием газового горизонта в оскобинской свите в интервале 2362-2380м с 
градиентом пластового давления 0,09 мсмкгс /)/( 2  и градиентов давления 
гидроразрыва 0,174 мсмкгс /)/( 2 . Наименьшее значение градиента 
гидроразрыва по геологическому разрезу имеет значение 0,156-
0,157 мсмкгс /)/( 2  
При использовании формулы В.Д. Малеванного получим глубину 
спуска промежуточной колонны: 
 
м
Г
d
P
Н ГРПЛ 1363
156,0
236209,0
156,0
2362
1 





для кровли газового пласта      (22) 
 
м
Г
d
P
Н ГРПЛ 1373
156,0
238009,0
156,0
2380
2 





для подошвы газового пласта (23)  
 
В формуле (22) максимально возможное давление газа на искомой 
глубине Н условно принято, равным пластовому, причем разница между ними 
играет роль коэффициента безопасности.  
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 Если считать оскобинский горизонт высокодебитным, то формулу (21) 
необходимо заменить на формулу М.А. Шамилева с учетом снижения 
давления в скважине по направлению от забоя к устью за счет 
гидростатического давления от плотности газожидкостной смеси при высоких 
дебитах скважин и высоких пластовых давлениях. 
Формула Шамилева:  
  
L
eP
e
P
Н
S
ПЛS
ПЛ
)1( 



                                                                                (24) 
 
где ПЛP - пластовое давление, МПа;   
е -  основание натурального логарифма (2,7183);   
  -  относительная плотность газа по воздуху;   
2442,0
30077,0
2370697,003415,003415,0







СРСР Тz
L
s

  ;  
СРz   -средний коэффициент сжимаемости газа;   
СРТ   - средняя температура газа, в К;   
L   -глубина залегания кровли продуктивного пласта, м;  
    градиент давления разрыва пластов,  мМПамсмкг /1,0/)/( 3  .   
Подставляя реальные значения Ванкорской площади в формулы получим: 
 
м
e
e
L
eP
e
P
Н
S
ПЛS
ПЛ
1142
1868,0
3,213
2370
28,03,213
2129,0
3,213
2370
)1(09,02370
166,0
237009,0
)1( 244,0244,0













                     (25) 
 
Расчеты показывают, что глубина спуска промежуточной колонны из-за 
наличия газового горизонта в оскобинской свите равна 1142м для исключения 
гидроразрыва пород с наименьшим градиентом давления, равном 
0,166 мсмкгс /)/( 2 в нижнебельской свите, но согласно таблице 13, 
промежуточную колонну следует спустить до глубины 2203м, так как это 
будет способствовать перекрытию солевых пластов.  
Эксплуатационная колонна спускается на глубину 2466 метром по 
вертикали для возможной изоляции газонасыщеного пласта оскобинской 
свиты и газовой шапки рифейского отложения. 
Далее представлена типовая конструкция скважины для Юруючено-
Тохомского месторождения в таблице 19, а также типы применяемых 
растворов в таблице 20. В приложении Б представлен график совмещѐнных 
давлений. 
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Таблица 19 - Конструкция скважин (горизонтальные) 
№ СЕКЦИЯ НОМИНАЛЬНЫЙ 
ДИАМЕТР 
СТВОЛА, 
ММ 
ИНТЕРВАЛ СПУСКА ПО 
СТВОЛУ/ПО ВЕРТИКАЛИ, М 
ДИАМЕТР, ММ 
ОТ ДО НАР. ВНУТ. 
1 2 3 4 5 6 7 
1 Направление 490 0 50/50 426 406 
2 Кондуктор 393,7 0 486/486 324 305 
3 Техническая колонна 295,3 0 2946/2203 245 227,2 
4 Эксплуатационная колонна 215,9 0 3460/2466 178 159,6 
5 Хвостовик (открытый ствол) 152,4  4500/2468   
 
 
Таблица 20 - Буровой раствор 
Название (тип) 
раствора 
Участок, название о.к. Параметры бурового раствора 
плотность
, г/см3 
условная 
вязкость, с 
водоотдача (фильтрация), м3/30 
мин 
СНС, дПа 
1 мин 10 мин 
1 2 3 4 5 6 7 
Полимерглинистый Направление 1,08 100 8,0 40 100 
Полимерглинистый Кондуктор 1,08 100 8,0 40 100 
ЭРУО Техническая колонна 1,05 50 2,0-3,0 35 70 
ЭРУО Эксплуатационная 
колонна 
0,94 90 2,0-3,0 10 20 
ЭРУО Хвостовик 0,93 50-90 3,0-4,0 5 10 
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2 БУРЕНИЕ НА НЕСБАЛАНСИРОВАННОМ ДАВЛЕНИИ 
 
Практика буровых работ показывает, что одно из перспективных 
направления повышения эффективности бурения скважин – проводка при 
гидростатических давлениях близких к пластовому. 
На рисунке 5 Показано влияние дифференциального давления и 
повышения плотности бурового раствора на показатели работ долот. 
 
 
Рисунок 5 -  Влияние диффиренциального давления и повышения плотности 
бурового раствора на показатели работ долот 
 
Из рисунка 6 Видно, что наибольший темп изменения механической 
скорости проходки от велечины перепада давления в ситстеме скважина-пласт 
наблюдается в интервале Δp=-3,5 до 3,5 МПа. 
 
 
Рисунок 6 - Темп изменения механической скорости проходки от величины перепада 
давления в системе скважина-пласт 
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Таким образом, практический интерес представляет область, близкая к 
равновесному состоянию, и область отрицательных дифференциальных 
давлений. Уменьшение гидростатического давления в ряде случаев исключает 
необходимость спуска дополнительной обсадной колонны. 
Уменьшение гидростатических давлений на площадях Левкинская, 
Кавказкая и др. в ПО «КраснодарНефтегаз» позволило довести их до 
проектных горизонтов с высокими коммерческими скоростями бурения. 
Основными осложнениями на этих площадях были обвалы и осыпи в 
майкопских отложениях и глинах верхнего и нижнего мела, поглощения 
бурового раствора в песчаниках эоцена и палсоцена, прихваты бурильных 
труб и т.д. После уменьшения плотности бурового раствора эти осложнения не 
возникали. 
В таблице 21 приведены данные плотности бурового раствора, а на 
рисунке 7 Показана конструкция скважин до и после уменьшения 
гидростатического давления. 
 
Таблица 21 - Плотности бурового раствора. 
Интервал 
бурения, м 
Плотность бурового 
раствора, г/см3 
пластовое 
давление 
pпл, МПа 
Гидростатическое 
давление, 
МПа 
p1/pпл p2/pпл 
первонач
альная 
после 
снижен
ия 
первонач
альное 
p1 
после 
пониж
ения 
p2 
100-2000 1,25 1,14 21,0 25,0 22,8 1,19 1,09 
2000-3500 1,28 1,16 36,0 44,8 40,6 1,24 1,13 
3500-4350 1,40 1,20 44,0 60,9 52,2 1,38 1,19 
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Рисунок 7 - Конструкция скважин до и после уменьшения гидростатического 
давления. 
 
В тоже время через мерное стремление приблизить гидростатическое 
давление к пластовому только за счет снижения плотности без специального 
устьевого оборудования и учета параметров пласта(продуктивность, 
проницаемость, начальный градиент давления и др.) также опасно, так как при 
этом даже небольшие снижения забойного давления вызывают серьезные 
осложнения. Однако опыт показывает, что при притоке небольших порций 
газа высокого давления из малопроницаемых пластов возможно 
несбалансированное бурение. Так например, при бурении поисковой 
скважины в бассейне Денвера (США) допускалось поступление в скважину 
небольших объѐмов газа высокого давления из отложение свиты вулфкамп и 
синмпсон в интервале 5044-6664 м. Использование промывочной жидкости 
низкой плотности позволило предотвратить потерю циркуляции и сократить 
спуск планируемых нескольких обсадных колонн рисунок 8 и таблица 22. 
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Рисунок 8 - Конструкция скважины в бассейне Денвера (США). 
 
Таблица 22 
Позиция на рисунке Диаметр колонны, мм глубина спуска, м 
1 
2 
3 
4 
 
5 
6 
508 
340 
244 
планируемые короткие 
колоны 
178 
127 
621 
2887 
5044 
планируемые короткие 
колоны 
6149 
6664 
 
2.1 Плотность бурового раствора при несбалансированном 
бурении для площадей Ванкорского и Юрубчено-Тахомского 
месторождения 
  
Профиль притока в горизонтальном стволе скважины возможно 
установить в процессе бурения на несбалансированном забойном давлении. 
В этом случае необходимо регистрировать давление на дросселе 
штуцерной батареи при проводки горизонтального ствола и отмечать его 
значение при соответствующем забое скважины. чтобы отмечать активность 
проявления горизонтального ствола при его бурении. Эти фактические данные 
и будут определять профиль притока и конструкцию перфорированного 
хвостовика.  
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Плотность.  
Требования к плотности бурового раствора могут быть разные. 
Плотность должна быть минимальной, но не допускать нефтегазопроявлений, 
осыпей и обвалов г.п. Определяющим фактором является пластовое 
(внутрипоровое) давление флюидов, давление со стороны скважины должно 
быть достаточным, чтобы не допустить неуправляемого притока в нее 
флюидов. Коэффициент безопасности должен быть в пределах допустимых 
значении, согласно правилам безопасного ведения буровых работ. В период 
работы долота на забое плотность б.р. можно понизить, так как в процессе его 
циркуляции давление на пласты увеличивается в результате увеличения 
давления в кольцевом пространстве и на устье скважины. 
 
Условие безопасности при бурении: 
 
ПГРKПЛ pphgp .0 
                                                                             (26) 
 
где 0 -требуемая плотность бурового раствора при циркуляции.  
Kp потери давления в кольцевом пространстве.  
Величина ghpK /  является безопасным  резервом снижения плотности 
бурового раствора в процессе работы долота на забое при традиционной схеме 
циркуляции: 
 
ghpK /00 
                                                                                               (27) 
 
Еще больший резерв снижения плотности б.р. можно реализовать в процессе 
бурения при равновесном и несбалансированном давлении на забое, когда 
выполняется условие: 
 
ПЛK ppphg 

00                                                                                 (28) 
 
где 0p сопротивление на устье скважины при циркуляции бурового раствора. 
В этом случае плотность бурового раствора при циркуляции может быть 
определена из соотношения: 
ghppK /)( 000 
                                                                                     (29) 
 
К примеру для площадей Ванкора (таблица 23) и Юрубчено- Тахоского 
месторождения (таблица 24) имеют следующие показатели гидравлики при  
бурении наклонно-направленных с горизонтальным окончанием: 
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Таблица 23 - Возможные снижения плотности бурового раствора на 
Ванкорском месторождении для обеспечения несбалансированного  бурения. 
Интервал 
бурения,м 
итервал 
по 
вертикали 
Плотнос
ть 
буровог
о 
раствора
, 
3/ смг  
Общий 
перепад 
давления в 
циркуляцион
ной системе, 
2/ смкг  
Перепад 
давления в 
кольцевом 
пространст
ве, 
2/ смкг  
Диапазон 
возможно
го 
снижения  
плотност
и 
бурового 
раствора, 
3/ смг  
Эквива
лентна
я  
Возмо
жная 
плотно
сть 
бурово
го 
раство
ра, 
3/ смг  
от до от до 
1 2 3 4 5 6 7 
0 620 0 620 1,18 147 1,69 0-0,24 1,16 
620 1707 620 1600 1,16 111 3,32 0-0,071 1.09 
1707 3361 1600 2660 1,14 232 3,83 0-0,087 1,053 
3361 4514 2660 2680 1,06 180 12 0-0,07 1,00 
 
Таблица 24 - Возможные снижения плотности бурового раствора на 
Юрубчено-Тахомском месторождении для обеспечения несбалансированного  
бурения. 
Интервал 
бурения,м 
итервал 
по 
вертикали 
Плотнос
ть 
буровог
о 
раствора
, 
3/ смг  
Общий 
перепад 
давления в 
циркуляцион
ной системе, 
2/ смкг  
Перепад 
давления в 
кольцевом 
пространст
ве, 
2/ смкг  
Диапазон 
возможно
го 
снижения  
плотност
и 
бурового 
раствора, 
3/ смг  
Эквива
лентна
я  
Возмо
жная 
плотно
сть 
бурово
го 
раство
ра, 
3/ смг  
от до от до 
1 2 3 4 5 6 7 
0 486 0 486 1,08 147 1,69 0-0,3 1,08 
620 1707 486 2203 1,05 111 3,32 0-0,05 1.00 
1707 3361 2203 2466 0,94 232 3,83 0-0,095 0,845 
3361 4514 2466 2468 0,93 180 12 0-0,077 0,853 
 
Исходя из:  
 
ghppK /)( 000 
                                                                                     (30) 
     
При бурении на несбалансированном давлении имеем возможность 
снизить давление  в циркуляционной системе за счет снижения плотности 
бурового раствора на величину: 
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ghppK /)( 0                                                                                           (31) 
 
Подставляя в (31) значения давлений из таблицы, получим диапазон 
возможного  снижения плотности бурового раствора только в процессе 
бурения на величину, показанную в графах 6 и 7. 
Плотности под кондуктор и техническую колонну возможно оставить 
без изменения, согласно сохранения устойчивости ствола скважины. 
Бурение в интервале под эксплуатационную колонну и хвостовик 
возможно бурить на плотности бурового раствора, показанной в графе 7. 
Получение такой плотности бурового раствора возможно при 
применении ВИЭР(вязкий инвертно-эмульсионный раствор. Приготавливать 
его возможно не нефтяной основе, используя нефть, как углеводородную 
среду, так и используя дизельное топливо. Приблизительная концентрация 
компонент: Нефть -30-35%, эмультал 1-3%, Смад 1-2%, вода 68-60% . 
Значения в графе 7 получены, исходя из фактических плотностей 
бурового раствора, взятых согласно правил безопасности в нефтяной и газовой 
промышленности (РД 08-200-98).  
 
2.2 Бурение аэрированной промывочной жидкостью 
 
Бурение на несбалансированном давлении можно достичь, используя 
вместо бурового раствора аэрированную жидкость.  
Способ бурения с использованием аэрированных жидкостей начали 
применять в СССР и США ещѐ в 50-х годах. Только за период с 1966 по 1974г. 
в СССР этим способом было пробурено 210000 м горных пород в более 300 
скважинах глубиной до 3000 м, главным образом в интервалах с частичным 
или полным поглощением промывочной жидкости. 
Этот способ бурения заключается в использовании в качестве 
циркулирующего агента газожидкостной смеси, приготовляемой на 
поверхности. 
Аэрированная жидкость – это низкоконцентрированная дисперсная 
система, в агрегатном состоянии которой дисперсионная  среда представлена 
жидкостью, а дисперсная фаза, как правило, - сжатым воздухом и реже 
другими газами. В качестве основного компонента аэрированной жидкость 
могут быть применены буровые растворы на водной основе, пресная и 
минерализованная пластовая вода, иногда нефть, дизельное топливо, растворы 
на нефтяной основе, морская вода и т.д. 
Аэрирование раствора производится в процессе бурения путѐм 
систематической добавки воздуха в циркулирующий буровой раствор. 
Наиболее распространѐнный способ заключается в нагнетании воздуха в 
нагнетательную линию буровых насосов с помощью дополнительных 
агрегатов и узлов: компрессоров, аэраторов, обратных клапанов и т.д. 
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Диспергирование воздуха в виде мелких пузырьков осуществляется в 
аэраторах. Ориентировочная схема установки оборудования для аэрации и 
схема аэратора и его патент размещены в приложении В, Г и И. 
При движении такой смеси по бурильным трубам газообразный 
компонент, как правило воздух, занимает очень небольшой объем ввиду 
сильного сжатия его жидким компонентом и частичного растворения в нем. 
Газообразный компонент обладает энергией, которая при расширении 
расходуется на преодоление потерь на трение и перемещение жидкого 
компонента со шламом от забоя к устью скважины. Газообразный компонент 
снижает удельный вес потока аэрированной жидкости. По мере продвижения 
потока такой жидкости от забоя к устью скважины пузырьки газообразного 
компонента объединяются, в результате чего в верхней части скважины из них 
образуются отдельные струи. Они движутся в центре кольцевого 
пространства, в то время как жидкий компонент, увлекаемый газообразным 
компонентом, поднимается вдоль стенок скважины и бурильного 
инструмента. Вследствие большой разницы плотностей газообразного и 
жидкого компонентов гидроаэродинамические системы имеют малую 
устойчивость и существуют сравнительно непродолжительное время. 
В качестве жидкого компонента используют обычные несжимаемые 
жидкости - техническую воду или буровые растворы. Известно, что такие 
реальные жидкости (насыщенные газообразным компонентом и твердой 
фазой) способны образовывать в зонах местного понижения давления 
пузырьки газа, которые при схлопывании в зонах большого давления 
производят ощутимый разрушающий эффект, эффект «истинной и газовой» 
кавитации.  
По мнению Л. И. Седова, при непрерывном движении  идеальной 
несжимаемой жидкости давление может иметь различные значения при сколь 
угодно малых скоростях, если движение неустановившееся и сопровождается 
большими по величине ускорениями. Движение аэрированной жидкости по 
циркуляционной системе скважины, начиная от насосов и компрессоров до 
выхода из выкидной линии, представляет собой поток, который многократно 
ускоряется в местах переменного сечения, изменяет направление движения и 
т. д.  Кроме того, по мере снижения давления в потоке аэрированной жидкости 
выделяются пузырьки газа (ядра), которые будут концентрироваться, образуя 
газовые полости (каверны) в жидкости; при схлопывании пузырьков 
возникают кавитационные явления и связанные с ними разрушения. 
Установлено, что небольшое изменение среднего размера каверн может 
оказывать существенное влияние на интенсивность разрушения: чем больше 
средний размер каверны, тем больше интенсивность разрушения.  
Динамическое воздействие пузырьков на породу и инструмент 
выражается в следующем:  
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1. При взаимодействии пузырьков газа на поверхности или при 
несимметричном их расположении происходит схлопывание, что приводит· к 
образованию кумулятивных струек. Скорость этих струек изменяется от 
нескольких сотен до нескольких тысяч метров в секунду. В этом случае 
кавитация может вызвать разрушение фактически любой твердой 
поверхности.  
2. При схлопывании пузырьков образуется ударная волна. В 
соответствии с расчетами, учитывающими сжимаемость и вязкость жидкости, 
давление, развиваемое в центре схлопывания, достигает 4000 кгс/см 2 , а 
температура повышается до 10 000°С, в то время как местное повышение 
температуры составляет 400-800°С. Повышение температуры будет вызывать 
рост пузырьков даже в зонах повышенного гидростатического давления. При 
оценке влияния образующихся после схлопывания на поверхности алюминия 
пузырьков работа, совершаемая при вытеснении единицы объема материала, 
достигала 4220 кгс· см/см 3 . Применяемые в инженерной практике значения 
«энергии деформации, вызывающей разрушение», для этого материала 
составляет только 527 кгс· см/см3 , т. е. в 8 раз меньше.  
3. Кратковременное повышение температуры будет ускорять 
химическую реакцию, вызывая частичную диссоциацию некоторых молекул 
жидкости. Эксперименты Уплера на магнитострикционной установке 
показали, а опыты Пленета и Эленса подтвердили, что кавитационные 
разрушения быстрее происходят в агрессивной среде, при этом 
результирующее разрушение часто оказывается больше, чем суммарное 
воздействие этих факторов; взятых по отдельности. 
Эти выводы объясняют явления, происходящие при использовании 
аэрированных жидкостей. 
Как известно, из насадок долота аэрированная жидкость выходит в виде 
турбулентной струи со средней скоростью 20 м/с, а при использовании 
специально сконструированных долот скорость превышает 60 м/с, т. е. 
скорость, при которой всегда наблюдается кавитация. Струя, выходящая из 
насадок, направлена вертикально вниз; она преобразует потенциальную 
энергию веса жидкости в кинетическую энергию струи. Попадая на 
вращающиеся шарашки, скорость жидкости может еще более возрасти. При 
взаимодействии долота и струи интенсивность завихрения жидкости еще 
больше увеличивается. Давление в любой точке прямолинейного свободного 
вихря обратно пропорционально квадрату радиуса вектора этой точки, т. е. 
 
Δp= – (ν2γ)/8π2r2                                                                                     (32) 
 
где Δp – разность давлений в рассматриваемой точке и давления 
невозмущѐнной жидкости;  
ν – скорость потока; 
γ – удельный вес жидкости ; 
r – радиус-вектор рассматриваемой точки.  
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Из этого выражения следует, что в центре вихря давление 
(теоретически) может понизиться до минус бесконечности, т. е. практически в 
вихре образуются пузырьки газа, которые выделяются из аэрированной 
жидкости. Это аналогично явлениям, происходящим при работе винтов 
морских судов. 
Ударные волны при схлопывании пузырьков будут способствовать 
очистке долота и отрыву шлама от забоя. Этому будет способствовать также 
проникновение высокоскоростных кумулятивных струек, которых в 
призабойной зоне будет особенно много, в трещины, уже имеющиеся в породе 
и непрерывно образующиеся под долотом. Они будут увлекать с собой 
твердые частицы, обладающие большим абразивным воздействием. Лунки, 
образующиеся под зубьями, будут концентрировать энергию схлопывания 
пузырьков и тем самым ускорять разрушение породы или каким-либо другим 
способом менять местную структуру течения, усиливая его разрушительное 
действие. Хрупкие материалы могут растрескиваться вследствие 
неравномерности напряжений при кавитации.  
Известно, что большая начальная интенсивность кавитационной эрозии 
является результатом разъедания поверхности в местах, где имеются на 
поверхности неровности в виде включений. Затем эта интенсивность падает 
из-за упрочнения материала (например, наклеп в металлах). При бурении 
скважин поверхность породы практически не может упрочниться в результате 
непрерывной работы долота, при которой воздействию схлопывания 
пузырьков все время подвергаются новые участки поверхности. Диаметр 
кумулятивных струй в среднем составляет 0,2-0,01 мкм, трещины 
предразрушенной породы имеют ширину того же порядка и значительно 
больше. Поэтому кумулятивные струи будут проникать в трещины с очень 
высокой скоростью. Если динамического воздействия струи и ударных волн 
недостаточно для эффективного разрушения породы без участия долота, то 
для существенного улучшения очистки забоя и долота от разбуренной породы 
достаточно кавитационной эрозии. Этим можно объяснить рост технических 
показателей работы долота.  
Рассмотрим причины снижения положительного воздействия кавитации 
с глубиной, превышающей 3500 м. Известно, что при прохождении по трубам 
аэрированная жидкость в течение длительного времени находится под 
значительным гидростатическим давлением. На глубинах свыше 3,5 тыс. м 
давление очень высокое, поэтому все имеющиеся пузырьки газа растворяются 
в жидкости. При выходе аэрированной жидкости из долота падение давления, 
видимо, не достаточно, чтобы пузырьки выросли до существенных размеров 
для взаимодействия между собой. Кавитационная эрозия, если и проявляется, 
то весьма слабо, поэтому аэрированная жидкость ничем не отличается от 
буровых растворов. 
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Сказанное полностью подтверждается экспериментами Е. Гарвея,  в 
которых (на очищенную от примесей воду) воздействовали гидростатическим 
давлением до 1100 кгс/см2 в течение 15-20 мин, при этом кавитация не 
возникала при скоростях движения потока порядка 37 м/с. В то же время у 
этой жидкости, без опрессовки, кавитация возникала при скоростях, равных 3 
м/с. Увеличение мощности турбобуров при использовании аэрированных 
жидкостей можно также объяснить кавитационными явлениями, при которых 
резко меняются характер обтекания лопаток турбин и гидродинамические 
характеристики турбобуров после образования срывных кавитационных зон. 
Кавитация играет не только положительную роль в призабойной зоне, где· 
большая часть выделяемой энергии идет на разрушение породы, очистку забоя 
и т. д., но и оказывает вредное влияние на износ вершин шарошек и долот по 
диаметру. С. П. Козырев указывает, что кавитационные явления вызывают 
гидроабразивный износ металлических поверхностей.  
При подъеме потока аэрированной жидкости по затрубному 
пространству происходят снижение давления, увеличение скорости движения 
и интенсивное выделение газа, а следовательно, и развитие кавитационных 
явлений, вызывающих коррозию бурильного инструмента и обсадных труб, а 
также разрушение цементного камня. Об интенсивных кавитационных 
явлениях свидетельствует и тот факт, что в зонах поглощения прихваты 
бурильного инструмента не наблюдаются, хотя разрушение стенок скважины 
значительное. Вероятно, кавитационной энергии достаточно для разрушения 
пород на стенках скважины шламовых пробок и осыпающихся пород.  
 
2.3 Углубления ствола скважины с помощью аэрированной 
жидкостью 
 
Использование аэрированной жидкости позволяет создать качественно 
новый технологический процесс углубления ствола, который можно 
осуществлять роторным способом, электробуром, турбобуром и объемным 
двигателем.  
Компоновку низа бурильного инструмента выбирают в зависимости от 
способа бурения и вида скважины. Практически она ничем не отличается от 
компоновки при использовании буровых растворов. 
 Так как при использовании аэрированной жидкости давления и расходы 
несколько ниже, чем при углублении ствола с использованием бурового 
раствора, то для повышения эффективности работы целесообразно делать 
отверстия долот меньше стандартных отверстий гидромониторных долот.  
Как показывает отечественная практика использования аэрированных 
жидкостей, все элементы, входящие в состав компонов бурильного 
инструмента, выбирают и эксплуатируют практически так же, как и при 
использовании буровых растворов.  
60 
 
При использовании аэрированных жидкостей происходит коррозия 
бурильного инструмента. Она особенно велика при углублении ствола через 
водонапорные пласты, содержащие сульфиды. Для предотвращения коррозии 
необходимо поддерживать показатель рН жидкого компонента выше 11. Если 
аэрированную жидкость применяют в геологическом разрезе, где отсутствуют 
обваливающиеся сланцы и глинистые породы, то в качестве дешевого 
ингибитора коррозии используют известь в пределах 2 %. В  настоящее время 
создан и находит широкое применение за рубежом универсальный ингибитор 
коррозии - дианодный, представляющий сложную смесь фосфорной и 
хромокислотной солей. 
Режим бурения. При постоянной подаче в нагнетательную линию 
жидкого и газообразного компонентов в определенных соотношениях 
образуется аэрированная жидкость с удельным весом, поддерживающим 
нормальный режим циркуляции при наличии зон поглощения в скважине. В 
начальный период в циркуляционной системе наблюдается своеобразное 
колебание давления. Оно возрастает вследствие различия удельных весов 
аэрированной жидкости в бурильных трубах и жидкого компонента в 
затрубном пространстве. Когда аэрированная жидкость достигает долота, 
давление в стояке увеличивается до максимума. 
После того как аэрированная жидкость начнет поступать в затрубное 
пространство, давление на стояке постепенно снижается. Минимальное 
(расчетное) давление отмечается в момент появления аэрированной жидкости 
из выкидной линии; при этом давление под уплотнительным элементом 
превентора находится в пределах 0,07-0,7 кгс/см2 в зависимости от 
соотношения жидкого и газообразного компонентов и геометрических 
размеров выкидной линии. Нагрузку на долото и частоту вращения оборотов 
выбирают по данным механических свойств пород с учетом расхода 
аэрированной жидкости, характеристики долота и способа бурения. 
Перед наращиванием труб подачу воздуха (газа) прекращают, но 
продолжают подавать жидкий компонент до тех пор, пока аэрированная 
жидкость, находящаяся под обратным клапаном, не будет вытеснена буровым 
раствором ниже клапана.  
Поскольку в статических условиях аэрированная жидкость быстро 
теряет свою структуру в результате выделения из нее газообразного 
компонента, необходимо после проведения наращивания, спуска-подъемных 
операций или других длительных перерывов при углублении ствола заново 
восстанавливать режим циркуляции рабочего агента аналогично предыдущему 
циклу. 
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2.4 Меры безопасности при бурении с использованием 
аэрированной жидкости 
 
Стоит отметить, что при бурении с помощью аэрированной жидкостью, 
будет замечено поступления пластовых флюидов в скважину. Это 
обусловлено снижением гидростатического давления и перепадами давлений. 
Поэтому стандартная обвязка устья противовыбросным оборудованием не 
будет обеспечивать должной безопасности для ведения буровых работ. 
Имеющеюся схему ПВО необходимо будет усовершенствовать. Основой 
будет взята схема ПВО №5. Новая схема ПВО будет немного отличать от 
стандартной тем что будет добавлен вращающийся превентор. Так же 
обязательно должны быть установлены два дегазатора низкого и высокого 
давления. Ориентировочные схемы ПВО и системы очистки представлены в 
приложении Д и Е.  
 
2.5 Ориентировочный расчѐт степень аэрации бурового 
раствора на растворов применяемых на Ванкорском и Юрубчено-
Тахомском месторождениях 
 
Рабочее давление компрессоров и их производительность определяют в 
зависимости от конкретных условий бурения и принятой степени аэрации. 
Под степенью аэрации принимается отношение объѐма закачиваемого 
воздуха, приведѐнного к нормальным условиям, к объѐму бурового раствора.  
 
α=Qв/Qж                                                                                                        (33) 
 
где Qв – подача воздуха;  
Qж – подача жидкости 
Для ориентировочного расчета степени аэрации, необходимой для 
получения требуемой величины давления в скважине в конкретных геолого-
технических условиях, рекомендуется пользоваться номограммой, 
построенной Ф. Поэттманом и В. Бергманом рисунок 9. 
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Рисунок 9 - Номограмма для ориентировочного расчѐта степени аэрации, необходимой 
для получения требуемой величины давления в скважине (по Ф. Поэттмману и В. 
Бергману) 
Способ использования номограммы Ф. Поэттмана и В.  Бергманова 
довольно прост: от точки на оси абсцисс, соответствующей   глубине, 
проводим вертикальную линию до пересечения с кривой удельного веса 
аэрированного раствора. Далее от точки пересечения проводят 
горизонтальную линию до пересечения с кривой, соответствующей разности 
между плотностью бурового раствора и плотностью аэрированной жидкостью. 
После от точки пересечения этих линий восстанавливают перпендикуляр к 
верхней горизонтальной шкале, на которой получаем значения необходимой 
степени аэрации. Степень аэрации определяем количество воздуха, которое 
необходимо ввести в 1 м3 бурового раствора для того, чтобы получить 
аэрированную жидкость требуемого удельного веса в зависимости от глубины 
скважины, удельного веса исходной жидкости и ее средней температуры.  
Для расчѐта степени аэрации воспользуемся Таблицей 23 и таблицей 24 
и номограммой Ф. Поэттмана и В.  Бергманова изображѐнной на рисунки 9: 
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Таблица 23 - Возможные снижения плотности бурового раствора на 
Ванкорском месторождении для обеспечения несбалансированного  бурения 
Интервал 
бурения, м 
интервал 
по 
вертикали 
Плотно
сть 
бурово
го 
раство
ра, 
3/ смг  
Общий 
перепад 
давления в 
циркуляцио
нной 
системе, 
2/ смкг  
Перепад 
давления 
в 
кольцево
м 
простран
стве, 
2/ смкг  
Диапазо
н 
возмож
ного 
снижен
ия  
плотнос
ти 
буровог
о 
раствор
а, 
3/ смг  
Эквива
лентна
я  
Возмо
жная 
плотно
сть 
бурово
го 
раство
ра, 
3/ смг  
от до от до 
1 2 3 4 5 6 7 
0 620 0 620 1,18 147 1,69 0-0,24 1,18 
620 1707 620 1600 1,16 111 3,32 0-0,071 1.09 
1707 3361 1600 2660 1,14 232 3,83 0-0,087 1,05 
3361 4514 2660 2680 1,06 180 12 0-0,07 1,00 
 
 
Таблица 24 - Возможные снижения плотности бурового раствора на 
Юрубчено-Тахомском месторождении для обеспечения несбалансированного  
бурения 
Интервал 
бурения,м 
итервал 
по 
вертикали 
Плотно
сть 
бурово
го 
раство
ра, 
3/ смг  
Общий 
перепад 
давления в 
циркуляцио
нной 
системе, 
2/ смкг  
Перепад 
давления 
в 
кольцево
м 
простран
стве, 
2/ смкг  
Диапазо
н 
возмож
ного 
снижен
ия  
плотнос
ти 
буровог
о 
раствор
а, 
3/ смг  
Эквива
лентна
я  
Возмо
жная 
плотно
сть 
бурово
го 
раство
ра, 
3/ смг  
от до от до 
1 2 3 4 5 6 7 
0 486 0 486 1,08 147 1,69 0-0,3 1,08 
620 1707 486 2203 1,05 111 3,32 0-0,05 1.00 
1707 3361 2203 2466 0,94 232 3,83 0-0,095 0,845 
3361 4514 2466 2468 0,93 180 12 0-0,077 0,853 
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Полученные степени аэрации для разных интервалов бурения занесены в 
таблицу 25. 
 
Таблица 25 - Степени аэрации для разных интервалов бурения 
интервал 
по вертикали 
для Ванкора 
ориентировочная 
степень аэрации 
для Ванкора 
интервал 
по вертикали 
для ЮТМ 
ориентировочная 
степень аэрации 
для ЮТМ 
от до от до 
0 620 0 0 486 0 
620 1600 1,8 486 2203 1,5 
1600 2660 4 2203 2466 3,5 
2660 2680 3,5 2466 2468 3 
 
2.6 Расчѐт времени перехода  с облегчѐнного раствора на более 
тяжѐлый и обратно для двух месторождений 
 
Как было сказано в главе , что снижение плотности будет произведено 
только в эксплуатационной колоне и хвостовике для обоих месторождений, 
поэтому расчѐт объѐмов будет произведѐн также только для этих интервалов. 
Первоначально необходимо рассчитать объѐм раствора который должен 
находиться в скважине на время конца бурения  эксплуатационной колоны: 
 
Vтех.= π*Dвн 
2
/4*H= 0.785*0.225
2
*1707= 67.837м3                                                     (34) 
 
где Vтех 
 
- объем раствора в технической колоне; 
Dвн – внутренний диаметр в технической колоне [м]; 
H -  глубина по стволу  [м]; 
Далее рассчитывается объѐм раствора в интервале бурения под 
эксплуатационную колону с учѐтом коэффициента кавернозности 1.3: 
 
Vэкс.= π*Dд 
2
/4*H
*
= 1,3*0.785*0.220
2
*(3511-1707)= 89,103
                                
(35) 
 
где Vэкс
 
 - объѐм выбуренного интервала для эксплуатационной колоны [м3]; 
Dд – диаметр долтоа[м]; 
H
*
  - интервал от забоя эксплуатационной скважины до окончания 
технической колоны; [м]; 
Общий объем равен: 
 
Vэкс*  = Vтех  + Vэкс = 156,940  [м
3
]
                                                                                      
   
   
(36) 
 
где Vэкс* - общий объѐм раствора [м
3
]; 
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Как было сказано в главе 2.4, раствор необходимо заменять до тех пор 
пока давление на стояке постепенно снизится до минимального значения. 
Минимальное (расчетное) давление отмечается в момент появления 
аэрированной жидкости из выкидной линии. Поэтому довольно 
затруднительно будет сказать когда произойдѐт полное замещение «тяжѐлого»  
раствора на облегчѐнный, как показывает практика в среднем на то чтобы 
давление на стояке понизилось до минимально возможного уходит примерно 
1-2 цикла промывки. 
Замена облегчѐнного раствора на раствор соответствующий технике 
безопасности, будет происходить проще, так как раствор, поступающий в 
скважину, будет иметь плотность выше и не иметь газовой составляющей. Для 
расчѐта времени замены раствора воспользуемся выражением: 
 
Т1ц = Vэкс* / Qн = 160000 / 30 = 5333                                                          (37) 
 
где Vэкс
 
- общий объѐм раствора [л]; 
Qн – подача насоса [л/с];  
Т1ц – время одного цикла промывки [с]; 
Так как после бурения присутствует шлам, а профиль скважины 
наклонно-направленный,  то количество  циклов промывки необходимо 
увеличить до 4 для более качественного выноса шлама, Поэтому 
ориентировочное время с учѐтом всех промывок будет равно: 
 
Т4ц = 4 * Т1ц  = 1,5 * 4 =6                                                                             (38)  
  
где Т1ц – время одного цикла промывки [час]; 
 Т4ц – время четырѐх циклов промывки [час]; 
 
Аналогично производится расчѐт для интервала бурения под хвостовик: 
 
Vэкс.= π*Dвн 
2
/4*H= 0.785*0.158
2
*3511= 68.804м3                                                      (39) 
 
где Vэкс 
 
- объем раствора в эксплуатационной колоне; 
Dвн – внутренний диаметр в эксплуатационной колоне [м]; 
H -  глубина по стволу  [м];  
 
Vхв.= π*Dд 
2
/4*H
*
=1,3* 0.785*0.152
2
*(4514-3511)=23,648
                                
(40) 
 
где Vхв
 
 - объѐм выбуренного интервала для хвостовика [м3]; 
Dд – диаметр долтоа[м]; 
H
* 
- интервал от забоя хвостовика скважины до окончания 
эксплуатационной колоны; [м]; 
 
Vхв *  = Vхв  + Vэкс = 92,452  [м
3
]
                                                                            
        
            
(41) 
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где Vхв *  - общий объѐм раствора [м
3
]; 
 
Т1ц = Vхв *  / Qн = 92,452 / 30 = 3081                                                          (42) 
 
где Vхв * 
 
- общий объѐм раствора [л]; 
Qн – подача насоса [л/с];  
Т1ц – время одного цикла промывки [с]; 
 
Т4ц = 4 * Т1ц  = 1 * 4 =4                                                                                (43)  
  
где Т1ц – время одного цикла промывки [час]; 
Т4ц – время четырѐх циклов промывки [час]; 
 
По такому же принципу производится расчѐт и для ЮТМ: 
 
Vтех.= π*Dвн 
2
/4*H= 0.785*0.225
2
*2948= 117,155
                                                  
(44) 
 
где Vтех 
 
- объем раствора в технической колоне[м3]; 
Dвн – внутренний диаметр в технической колоне [м]; 
H -  глубина по стволу  [м]; 
Далее рассчитывается объѐм раствора в интервале бурения под 
эксплуатационную колону с учѐтом коэффициента кавернозности 1.3: 
 
Vэкс.= π*Dд 
2
/4*H
*
= 1,3*0.785*0.2159
2
*(3460-2946)=24,450
                            
(45) 
 
где Vэкс
 
 - объѐм выбуренного интервала для эксплуатационной колоны [м3]; 
Dд – диаметр долтоа[м]; 
H
*
  - интервал от забоя эксплуатационной скважины до окончания 
технической колоны; [м]; 
Общий объем равен: 
 
Vэкс*  = Vтех  + Vэкс = 141,606  [м
3
]
                                                                                
    
         
(46) 
 
где Vэкс* - общий объѐм раствора [м
3
]; 
 
Т1ц = Vэкс* / Qн = 145000 / 30 = 4833                                                         (47) 
 
где Vэкс
 
- общий объѐм раствора [л]; 
 Qн – подача насоса [л/с];  
 Т1ц – время одного цикла промывки [с]; 
 
 Т4ц = 4 * Т1ц  = 1,5 * 4 =6                                                                               (48)  
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где Т1ц – время одного цикла промывки [час]; 
 Т4ц – время четырѐх циклов промывки [час]; 
Аналогично производится расчѐт для интервала бурения под хвостовик: 
 
Vэкс.= π*Dвн 
2
/4*H= 0.785*0.158
2
*3460= 67,804м3                                                        (49) 
 
где Vэкс 
 
- объем раствора в эксплуатационной колоне; 
 Dвн – внутренний диаметр в эксплуатационной колоне [м]; 
 H -  глубина по стволу  [м];  
 
Vхв.= π*Dд 
2
/4*H
*
=1,3* 0.785*0.152
2
*(4500-3460)=24,649
                                
(50) 
 
где Vхв
 
 - объѐм выбуренного интервала для хвостовика [м3]; 
 Dд – диаметр долтоа[м]; 
 H
* 
- интервал от забоя хвостовика скважины до окончания 
эксплуатационной колоны; [м]; 
 
Vхв *  = Vхв  + Vэкс = 92,453  [м
3
]
                                                                       
       
                 
(51) 
 
где Vхв *  - общий объѐм раствора [м
3
]; 
 
Т1ц = Vхв *  / Qн = 93000 / 30 = 3100                                                          (52) 
 
где Vхв * 
 
- общий объѐм раствора [л]; 
 Qн – подача насоса [л/с];  
 Т1ц – время одного цикла промывки [с]; 
 
Т4ц = 4 * Т1ц  = 1 * 4 =6                                                                              (53)  
 
где Т1ц – время одного цикла промывки [час]; 
 Т4ц – время четырѐх циклов промывки [час]; 
 
2.7 Определение конструкции перфорированного хвостовика в 
процессе бурения горизонтального участка скважины. Первичное 
испытание скважины 
 
Испытание горизонтальной скважины традиционным методом снижения 
уровня бурового раствора для создания депрессии на пласт мало годится для 
испытания горизонтальной скважины.  
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Рисунок 10 - Схема конструкции скважины с горизонтальным окончанием. 
 
Первоначальное испытание. Снижение уровня жидкости (рисунок 10) в 
вертикальном стволе скважины  при  испытании горизонтальной скважины не 
дает эффекта в горизонтальном стволе, источника нефти. К примеру, 
снижение уровня жидкости на 1000м в вертикальном стволе, создает 
депрессию в вертикальном стволе на величину: 
 
МПаhgPД 81,910000,100981,0                                                    (54) 
 
Депрессия МПаPД 81,9 будет на линии С1С. В горизонтальном стволе С2В1 
Величина депрессии будет в виде эпюры АСВ и уменьшаться по линии АВ от 
пятки С2 к носку В1 (возможно, что уменьшение будет даже не по линии АВ. 
а по кривой АВ).  
 Для замера профиля притока (определение зон различной 
проницаемости для обоснования конструкции хвостовика). В горизонтальном 
стволе С2В1 необходимо еще до спуска эксплуатационной колонны спустить 
на НКТ с расположением на них забойных датчиков (измеряющие забойное 
давление и температуру) через каждые 50м. В итоге  20 датчиков для 
горизонтального ствола длиной 1000м. Снижение уровня на 1000 или 1500м 
даст изменения в показаниях этих датчиков. Показания датчиков определят 
профиль притока в горизонтальном стволе и определят конструкцию 
перфорированного хвостовика с расположением на нем набухающих пакеров 
и длины перфорированных прорезей в хвостовике, а также места установки 
жестких центраторов для исключения пригибания хвостовика.  Большие 
давления датчиков будут свидетельствовать о хорошей проницаемости пласта 
и больших показаниях давления и наоборот.  
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Расположив показания датчиков в порядке возрастания мы определим 
профиль притока по величинам проницаемости пласта. При наибольших 
проницаемостях пласта величина прорезей и их площадь напротив данного 
пласта в  перфорированном хвостовике будет наибольшей и т.д. 
Различные зоны проницаемостей будут разделять набухающие пакера 
(рисунок 11). 
 
 
Рисунок 11  - Компоновка перфорированного хвостовика с набухающими пакерами и 
жесткиами центраторами. 1-ствол горизонтальной скважины; 2 – перфорированный 
хвостовик; 3 – жесткие центраторы; 4 – набухающие пакеры. 
 
3 ПРОЦЕСС БУРЕНИЯ СКВАЖИН, ИСПЫТАНИЯ И 
СХЕМЫ РАЗРАБОТКИ МЕСТОРОЖДЕНИЯ – ЭТО ЕДИНАЯ 
СИСТЕМА РАЗРАБОТКИ МЕСТОРОЖДЕНИЯ 
 
Продуктивный пласт распространяется в горизонтальном направлении. 
С практически постоянной вертикальной глубиной. Если профиль притока  по 
стволу представлен в виде кривой с большой вертикальной  амплитудой, а 
продуктивный пласт по версии геологов постоянной толщины, то непонятно 
отчего амплитуда  не постоянна. Что-то не так в представлении геологов. И 
постоянство градиента давления по стволу скважины говорит о 
противоречивом факте  изменения профиля  притока по горизонтальному 
стволу.  Толщины пластов на Юрубчено-Тохомском и Ванкорском 
месторождения не превышают 20-40м., поэтому трудно обосновать факт 
различных профилей притока. Можно объяснить этот факт различной 
пористостью и проницаемостью пород по горизонтальному стволу и поэтому 
различный профиль притока, но это необходимо доказать. В этом случае 
градиент пластового давления по пласту одинаков во всех направлениях, а 
пористость и проницаемость пласта различно, что выражается в различных 
профилях притока по горизонтальному стволу скважины.  С таким 
заключением следует, что разбуривание площади необходимо рядами кустов 
скважин с продолжение стволов скважин вдоль и поперек. Схема 
существующего размещения скважин находится в приложении Ж. 
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Согласно существующей схеме расположения добывающих скважин, мы 
производим разрыв единой залежи на отдельные зоны, добывающих скважин. 
В результате образуются нейтральные зоны остаточной нефти, которые 
называются целиками и которые определяются самой схемой добычи нефти. 
Нейтральная зона образуется в результате нарушения закона гидравлики о 
неразрывности сплошной среды, так как потоки течения нефти, показанные на 
существующей схеме расположения скважин направлены в противоположные 
стороны,  в направлении устьев добывающих скважин. Фактически кустовыми 
площадками и скважинами на них мы разрываем площадь, месторождение на 
отдельные независимые зоны извлечения или тока нефти из пласта в 
скважины куста, так как направление тока нефти в них противоположны друг 
другу. 
Рассмотрим схему расположения скважин с точки зрения единой залежи 
эксплуатации и неразрывности сплошной среды. Предлагаемая схема 
размещения скважин в кустах для обеспечения для обеспечения 
направленного потока движения нефти к галерее добывающих скважин 
находится в приложении. На схеме 2 представлена такая схема расположения 
скважин. На данной схеме залежь эксплуатируется как единая целая залежь. 
Направление тока движения нефти и направление давления нагнетания к 
добывающей скважины совпадают и неразрывности не возникает.  
Если предположить, что первая галерея кустов будет извлекать нефть, а 
вторая и третья галереи будут нагнетать флюид, т.е. в них будет закачиваться 
нагнетательный или природный газ, нефть, причем в направлении первой 
галереи скважин, то возможно получим страгивание всей нефтяной залежи в 
направлении первого ряда скважин.  
Энергетические потоки направления движения нефти в пласте: из пласта 
в скважины первой галереи  кустов. В соответствии с правилом ЮРЕНА 
первый ряд скважин должен быть с более большим диаметром 
эксплуатационных колонн, второй и третий с меньшими диаметрами или 
число добывающих скважин должно быть больше, т.е. располагаться чаще в 
кустовых площадках первой галереи.  
Первая галерея добывающих скважин, к примеру, может быть с 
диаметрами эксплуатационных колонн: 219, 178 мм. а последующие 
нагнетательные скважины в других галереях – 140мм или даже меньше.  
Для проведения эксперимента необходимо три ряда кустов и три галереи 
кустовых площадок. Как минимум 9 кустов с расположенными на них, как 
минимум по три скважины.  
Возможно, провести внедрение данной технологии добычи на 
Тюменских площадях в уже отработанных кустовых площадках и скважинах. 
Это наиболее реальный способ подтверждения данной концепции 
эксплуатации.   
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3.1 Обоснование схемы разработки 
 
Согласно типично существующей схеме разработки поле давлений 
обладает следующими свойствами: 
1. Во всех точках пласта давление есть непрерывная функция; 
2. При отборе нефти (или закачке в нагнетательной скважине 
флюида) в окрестности каждой скважины образуется местная воронка 
депрессии давления. 
3. В результате действия всех скважин в пласте образуется общая 
воронка депрессии давления с наибольшим снижением давления в 
центральной части эксплуатируемой области. При рассмотрении трещинной 
среды в виде многосвязной области учитываются все три свойства.  
4. В результате таких депрессий сплошная залежь при 
существующей системы разработки как бы разрывается на участки, 
определяемые расположением скважин, в которых нефть движется не 
сплошным потоком в одном направлении, а движется с разрывами с 
противоположными  скоростями из общего пласта к различным скважинам в 
кустах. Вследствие этого продуктивная залежь делится или разрывается на 
локальные залежи, определяемые расположением скважин. Образуются 
застойные зоны между скважинами, в которых нет движения нефти в 
результате противоположных направлений движений нефти к скважинам. 
Такие застойные зоны называются целиками в Тюменской области. 
Объемы нетронутой нефти в целиках могут достигать значительных величин. 
В ОАО «Сургутнефтегаз» промысловые геологи научились выделять целики и 
на них специально бурят скважины с целью извлечения  нетронутой нефти.  
При схеме эксплуатации скважин, в которых существует ряд 
добывающих скважин на схеме это первый ряд скважин и несколько рядов 
нагнетательных скважин с наклонно-направленными стволами с 
горизонтальным окончанием (ряд 2 и ряд 3 кустов) в направлении к ряду 
добывающих скважин таких депрессивных воронок не образуется в местах 
расположения скважин. Нефть идет единым сплошным потоком, согласно 
уравнению неразрывности сплошной среды  от каждой скважины к ряду 
добывающих скважин. Ряд добывающих скважин создают депрессии давлений 
вокруг скважин, которые способствуют движению нефти от нагнетательных 
скважин (давлений в скважине) к депрессионным давлениям в добывающем 
ряду скважин. Возможно площадное страгивание нефти во всей залежи в 
направлении к первому ряду эксплуатационных скважин. создающих 
депрессию. Нефть в крупных трещинах увлечет за собой нефть в более мелких 
трещинах и давление в нагнетательных скважинах будет способствовать 
этому.  
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Исследования В.Ф.Усенко, показали, что при возрастании значений 
градиента  давлений увеличивается приемистость пласта и повышается 
коэффициент действующей мощности КДМ до определенных пределов. При 
нагнетании жидкости в трещиновато-пористый пласт малыми значениями 
градиента давления соответствуют малые величины КДМ. Поскольку 
жидкость движется только по крупным трещинам. По мере увеличения 
градиента давления до определенных значений начинают раскрываться 
малопроницаемые трещины, соответственно увеличиваться эффективная 
мощность и проницаемость пласта. Дальнейшее повышение градиентов 
давления  приводит к прогрессивному развитию трещин, простирающихся от 
контура нагнетания до линии отбора,  к скважинам отбора в добывающих 
скважинах.. 
Соответствующее изменение действующей мощности пористых 
пропластков (блоков трещиновато-пористой среды) при возрастании значений 
градиента давления можно объяснить проявлением аномальных свойств 
фильтрующейся жидкости.  В общем случае размеры поровых каналов 
каждого блока колеблются в широких пределах. Поэтому при некотором 
градиенте давления жидкость нефть начинает двигаться по самым крупным 
порам. С ростом градиента давления до критического значения в процесс 
фильтрации вовлекаются все более мелкие поры. При этом одновременно 
увеличиваются проницаемости трещин, пористых блоков и общая мощность 
трещиновато-пористого пласта. 
По мере роста числа скважин в кустах, наступает момент, когда 
увеличение числа скважин не ведет к значительному росту  отбора, то есть  
при необходимости  увеличения отбора жидкости из залежи, решить эту 
задачу только за счет изменения числа добывающих скважин, не меняя 
условий их эксплуатации, не всегда представляется возможным. 
Такая схема разработки позволяет регулировать забойное давление в 
добывающих скважинах 1-го ряда путем регулирвоания забойных давлений в 
рядах 2 и 3. Увеличение отбора нефти получается при изменении забойного 
давления в добывающей скважине. Нагнетание давления, путем закачки нефти 
в скважины рядов 2 и 3 позволяет управлять отбором нефти.  
 «Предлагаемая схема размещения скважин» размещена в приложении З.  
 
3.2 Преимущества вытеснения нефти от нагнетательных 
скважин к добывающим по сравнению с вытеснением нефти водой 
 
Как показывают данные лабораторных исследований, в работе  
Акульшина фильтрационные сопротивления в зоне замещения нефти водой 
будут существенно выше сопротивлений, рассчитанных в предположении 
течения  однородной жидкости по схеме поршневого вытеснений. Оно 
определяется отношение вязкости нефти к вязкости воды:  
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Нефтенасыщенность на фронте вытеснения нефти водой определяется 
по формуле: 
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Коэффициент увеличения фильтрационных сопротивлений   
показывает, во сколько раз возрастает сопротивление в зоне замещения нефти 
водой и определяется:  
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При замене  В  на Н коэффициент увеличения фильтрационных 
сопротивлений превращается в единицу.  И вытеснение нефти нефтью будет 
происходить по схеме поршневого вытеснения.  
«Поддержание пластового давления закачкой воды осуществляется с 
целью повышения коэффициента нефтеотдачи и интенсификации процесса 
разработки». Аналогичное поддержание пластового давления осуществляется 
нагнетанием нефти в нагнетательные скважины, горизонтальные стволы 
которых направлены к добывающему ряду скважин к депрессионной зоне 
добывающих скважин путем поршневого вытеснения нефти в пласте через 
крупные и мелкие поры продуктивного пласта.   
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ 
 
Повышение качества вскрытия продуктивных пластов на 
месторождениях является одним из приоритетных областей в нефтегазовой 
отросли. Именно качественное вскрытие продуктивного горизонта будет 
являться основой для дальнейших работ со скважиной, повышению КИН и т.д. 
«Чистый коллектор» сводит к минимуму энергетические и экономические 
затраты, которые  будут использоваться для освоения и вызова притока. 
В данной работе были определены возможные конструкции скважин и 
методы бурения с использованием технологии несбалансированного бурения, 
в частности бурение с использованием аэрированной жидкости в качестве 
очистного агента для таких месторождений, как Ванкорское месторождение и 
Юрубчено-Тахомское месторождение.  
Анализ бурения на несбалансированном давлении, показал что эта 
технология уже давно была применена 50 годах прошлого столетия и имеет 
множество частных случаев. 
Конечно, бурение при таком способе  увеличивает вероятность аварий, 
ГНВП, увеличивается коррозионное воздействие на буровой инструмент. 
Вероятно, эти факторы сильно повлияли и не дали технологии быть в первых 
рядах использования. Но время не стоит на месте, технологии и приборы 
наблюдения за скважиной, имеющиеся сейчас, вполне могут справляться с 
оперативной обработкой данных и свести к минимуму вероятность 
возникновения аварийной ситуации. Явным примером этого являются службы  
Геолого-технологические исследования (контроля), которые постоянно 
проводят мониторинг параметров и состояния скважины. Это дает 
возможность осуществлять оперативный контроль в случае возникновения 
как-либо угрозы возникновения ГНВП.  Естественно, даже постоянный 
мониторинг и применения совершенного оборудования, не исключает влияния 
человеческого фактора. Именно человеческая ошибка во многих случаях 
приводит к серьезным последствиям (таких как ГНВП и т.д.), что может 
поставить крест на развитии применения новых технологий. 
Высокопрофессиональный и ответственный персонал, совместно с новыми 
технологиями и высоко технологичным оборудованием способен поднять 
процесс бурения на совершенно новый уровень. 
Стоить отметить, что данная работа не может быть основополагающей 
для решения проблем связанных с бурением, вскрытием и разработкой 
месторождений. Проблемы, способы и задачи, которые затронуты в работе, 
нуждаются в дальнейшем изучении, и применение на практике в конкретных 
условиях. 
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СПИСОК СОКРАЩЕНИЙ 
 
АНПД – аномально-низкое пластовое давление 
АВПД – аномально-высокое пластовое давление 
АО – автономный округ 
ВНК – водонефтяной контакт  
ВИЭР – вязкий инвертно эмульсионный раствор 
ГНК – газонефтяной контакт  
ГНВП – газонефтеводо проявление 
Дл – долганская свита 
КДМ –коэффициент действующей мощности 
НГКМ – нефтегазоконденсатное месторождение   
Нх – нижнехетская свита 
ПАВ – поверхностно-активные вещества 
ПЗП – призабойная зона пласта 
РНО – раствор на водной основе 
РУО – раствор на углеводородной основе 
Сд – суходудинская свита 
СПО – спуско-подъемная операция 
ЮТМ – Юрубчено-Тахомское месторождение 
Як – яковлевская свита 
 
 










